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En este documento se presenta los flujos de carga en el sistema eléctrico CHEC 
para los años 2017 y 2022, en demanda máxima y mínima con escenario de 
generación máxima y mínima, se tendrán en cuenta las exigencias tanto de la 
CREG como de las UPME. Se lleva a cabo simulaciones que involucra la 
generación aprobada por la UPME, la que se encuentra revisando el OR 
(estudios de conexión) y la futura a desarrollar (han manifestado conectarse al 
sistema), donde estas se involucran en un modelo eléctrico que represente la 
importancia de cada zona de Caldas y parte de Risaralda, de esta forma  se 
realiza simulaciones por medio del software DigSilent, Power Factory, lo que  
permite definir las condiciones eléctricas del sistema en corto, mediano y largo 
plazo. 
Se aplican metodologías de planeación de la infraestructura y la valoración de 
sus activos basados en la resolución 015 de 2018 y de esta manera determinar 
que equipos se deben cambiar en el sistema eléctrico del OR CHEC. 
Adicionalmente las conexiones proyectadas cuentan con parámetros, capacidad 
de generación y años de entrada de puesta en operación, lo que permite llevar a 
un modelo datos reales, con el fin de obtener resultados muy aproximados en un 
horizonte de análisis. Aparte de los parámetros mencionados se cuenta con 
información de demanda de cada zona y del Sistema Interconectado Nacional, 
proyectos futuros de transmisión como de generación.    
Con el desarrollo de la tesis se obtienen resultados y conclusiones. El aporte 
principal es entregar un diagnóstico que dé una visión acerca de las necesidades 
y requerimientos del sistema eléctrico que lleve a tomar decisiones más 
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This document analyzes the load flows in the CHEC electric system for the years 
2017 and 2022, in maximum and minimum demand with maximum and minimum 
generation scenario, as well as the requirement of the CREG and the UPME. 
Simulations are carried out involving the generation approved by the UPME, 
which is reviewing the OR (connection studies) and the future to develop (have 
manifested to connect to the system), when these are involved in an electric 
model that represents the importance of each area of Caldas and part of 
Risaralda, in this way simulations are carried out using software DigSilent Power 
Factory, which allows defining the electrical conditions of the system in the short, 
medium and long term.  
This analysis allows to apply the measures of infrastructure planning and the 
valuation of assets in resolution 015 of 2018 and in this way determine which 
equipment should be changed in the electric system of the CHEC OR.  
The projected connections have parameters, generation capacity and years of 
entry into operation, which makes it possible to carry out a real data model, in 
order to obtain very approximate results in an analysis horizon. Other parameters 
related to the information of each zone and the National Interconnected System, 
future transmission and generation projects. 
With the development of the thesis results and conclusions are obtained. The 
main contribution is to deliver a diagnosis of a vision about the needs and 
requirements of the electrical system that leads to more accurate decisions and 
with lower margins of error in terms of investment 
Keywords: Demand, generation projects, load flows, electric model, electrical 
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En este capítulo se presenta la introducción donde se explica cuál es la importancia del 
tema de profundización y la motivación que ha dado lugar al desarrollo del trabajo de 
tesis. Luego, se enuncian los objetivos generales, los objetivos específicos y finalmente, 






La planeación, mediante diferentes estudios como proyección de la demanda y 
análisis de solicitudes de conexión de generadores y cargas, ha intentado 
diagnosticar las necesidades de infraestructura debido a la conexión de 
generación, vistas desde la regulación y normas relacionadas como el código de 
redes RES 038 (CREG, 2014), estado de reglamentación Ley 1715 (CREG, 
2015) , asignación puntos de conexión RES 106 (CREG, 2006), fronteras 
embebidas RES 122 (CREG, 2003), sin embargo se han generado inversiones 
no planeadas a largo y mediano plazo como la remodelación y traslado de 
subestaciones que afectan al usuario y a la rentabilidad de la empresa. 
 
El OR de red CHEC  desde el 2011 ha realizado análisis puntuales de cada 
conexión de generación, no obstante estas solicitudes siguen aumentando cada 
año en las diferentes zonas del sistema, tanto en capacidad como clase (hídrica, 
Fotovoltaica, geotérmica, cogeneración): En la tabla 1 se muestra  los proyectos 
de generación por zona , la cual es representada por un color diferente, al final 
de cada color se puede observar la suma de generación a inyectar representada 








Tabla 1 Generaciones del sistema CHEC 
 
Fuente: Elaboración Propia 
Todo esto genera una necesidad de análisis de toda la generación a corto 
(presente año) y largo plazo (5-10 años), con el fin de realizar un diagnóstico de 
la red y su respuesta ante toda esta inyección de generación tanto en demanda 
mínima como en demanda máxima, para un horizonte actual y otro futuro.  
  
Para hacer este diagnóstico es preciso realizar el modelamiento de todas las 
plantas de generación ayudados de la herramienta digsilent power Factory, 
GENERACION CAPACIDAD (MVA) CONEXIÓN AÑO DE ENTRADA MUNICIPIO ZONA TOTAL POR ZONA (MVA)
PCH Riomapa 3,20 Barra 13.2 Risaralda 30/11/2020 Risaralda Noroccidente
PCH Anserma 1,50 Barra 13.2 Anserma 30/04/2016 Anserma Noroccidente
San Antonio 20,00 Barra 115 Viterbo 30/06/2020 Pueblo Rico Noroccidente
PCH Guática y Morroazul 20,00 Barra 33 Anserma 31/12/2015 Guatica Noroccidente
PCH Supía 8,00 Barra 33 Supía 30/07/2020 Supia Noroccidente
PCH Hidroarquia 9,50 Barra 33 El Dorado 30/10/2020 Marmato Noroccidente
PCH Energías para el futuro (QQ) 2,70 Barra 33 Quinchia 30/12/2019 Quinchia Noroccidente
PCH Energías para el futuro (QQB) 4,20 Barra 33 Quinchia 30/12/2019 Quinchia Noroccidente
PCH Energías para el futuro (PRTA) 6,94 Barra 33 Pueblo rico 30/12/2019 Pueblo rico Noroccidente 76,04
PCH Pácora 14,16 Barra 33 Pácora 30/06/2019 Pacora Norte
PCH La Frisolera 0,50 Barra 13.2 Salamina 01/04/2016 Salamina Norte
Gen Encimadas y Cañaberal 184 Barra 230 Salamina 30/06/2020 Aguadas Norte
PCH Pácora 2 8,53 Barra 33 Pácora 30/06/2019 Pacora Norte 207,19
PCH El Eden 20 Barra 33 Marquetalia 30/06/2017 Marquetalia Oriente
PCH Paujil 20 Barra 115 Manzanares 30/06/2021 Pensilvania Oriente
PCH Montebonito 20 Barra 115 Manzanares 30/07/2020 Manzanares Oriente
PCH San Pedro 7,4 Barra 33 Norcasia 01/11/2018 Sonson Oriente
FV Tepui 75 Barra 115 Purnio 30/10/2019 Dorada Oriente
Generación TW Solar 120 Barra 115 Dorada 30/10/2019 Dorada Oriente
Gen Aguabonia 55 Barra 115 Manzanares 30/12/2021 Manzanares Oriente
PCH Pensivania 14,84 Barra 115 Manzanares 30/12/2021 Pensilvania Oriente
PCH Pantágoras 13,14 Barra 115 Manzanares 30/12/2021 Pensilvania Oriente
PCH Paujil II 12,05 Barra 115 Victoria 30/12/2021 Marquetalia Oriente
PCH La Esmeralda 5,5 Barra 115 Victoria 30/12/2021 Victoria Oriente
Gen Santo Domingo 24,46 Barra 115 Manzanares 30/12/2021 Manzanares Oriente
Rio Hondo 19,9 Barra 33 Norcasia 30/12/2021 Pensilvania Oriente
PCH Palenque 9,14 Barra 115 Victoria 30/12/2021 Victoria Oriente 416,43
PCH El Bosque 0,8 Barra 33 Apia 30/06/2019 Apia Suroccidente
Ampliación Ingenio Risaralda 20 Barra 13.2 Virginia 30/06/2015 Virginia Suroccidente
Pueblo Rico 66 Barra 33 Mistrato 01/02/2020 Peublo Rico Suroccidente 86,8
PCH Santarosa 2,4 Barra 13.2 Hermosa 30/07/2019 Santa Rosa Sur 2,4
Geotérmica El Ruiz 50 Barra 115 Enea 30/07/2020 Villamaria Centro
Geotérmica Nereidas 50 Barra 115 Enea 30/11/2020 Villamaria Centro
Pgu 9,50 Barra 33 La Manuela 30/11/2022 Neira Centro





donde se deberá tener en cuenta características como la demanda y condiciones 
operativas que conlleven a resultados relevantes que ayuden a tomar decisiones 
en la infraestructura eléctrica. (UPME, febrero 2017), (UPME, 2016)  [5 -6] 
1.1. Motivación. 
El mundo vive actualmente una transición energética, esto impulsado por un 
calentamiento global, (Leon, 2015) cambios e incrementos de los fenómenos 
climáticos, tendencias de consumos, Smart Grids y la introducción de nuevas 
tecnologías que afectan la producción, la demanda y transporte de energía. Sin 
embargo, existen opciones de adaptación y alternativas de solución energética 
como son las diferentes opciones de generación de energía en nuestro país, 
determinadas en mayor proporción por generación hídrica, generación solar, 
geotérmica, térmica, cogeneración, eólica y generación hídrica a pequeña escala 
(PCHs). (COCME, noviembre 2015) 
Colombia dispone de un gran potencial hídrico capaz de llegar a generar 
aproximadamente 93 GW, de los cuales Caldas es uno de los departamentos 
donde más solicitudes de conexión de generación se han presentado ante la 
UPME por su disponibilidad de recurso hídrico, variedad topográfica y variedad 
climática, los cuales  son propicios para nuevos desarrollos de generación que 
ayudan a la sostenibilidad de los sistemas eléctricos en la región (Universidad 
UPB, 2016). 
 
Las necesidades alrededor de las tendencias económicas, políticas y 
ambientales, han definido el aumento en el crecimiento de las energías 
renovables, obteniendo consigo una clara atención por parte de los operadores 
de red, quienes deben contemplar y atender como parte de su sistema a las 
fuentes de Generación distribuida. Adicionalmente, se tiene que la GD cuenta 
con ciertas ventajas cuando se planifica adecuadamente y con los criterios 
técnicos que permiten administrar correctamente los comportamientos en el 




inestabilidad de tensión, fallos por sincronismo y pérdidas de las unidades 
disponibles.  
 
A lo largo de las investigaciones en la GD, se tienen análisis de comportamientos 
transitorios y la estabilidad de la red en las ubicaciones óptimas del sistema o 
área de influencia, autores que proponen métodos de optimización para modelar 
el comportamiento que puede producir la inyección de potencia activa, reactiva o 
los cambios en las pérdidas de los sistemas de transmisión y distribución, sin 
embargo es importante analizar y comprender el impacto que tiene el aumento 
de las conexiones a una red que puede o no estar en la capacidad de administrar 
adecuadamente los incrementos en oferta y demanda asociados directamente a 
la generación masiva dentro del sistema; a su vez, se debe tener clara la 
conexión de estas fuentes generadoras al sistema de control y verificación de 
datos del OR, con el fin de comprender las condiciones sobre las cuales debe 
operar con eficiencia y  acorde a los requerimientos en la calidad del servicio. 
El enfoque de esta tesis de profundización se centra en realizar un diagnóstico 
de la red y su respuesta ante toda esta inyección de generación tanto en 
demanda mínima como máximo, para un horizonte actual y otro futuro.  
 
1.2. Objetivos de la Tesis 
1.3. Objetivo General 
Realizar un análisis de flujos de carga del sistema CHEC ante la conexión masiva 
de fuentes de generación conectadas a nivel del STR, haciendo uso del software 
Digsilet Power Factory con el fin de determinar posibles problemas asociadas a 




1.4. Objetivos Específicos 
Analizar características y comportamientos técnicos en el sistema CHEC, a partir 
de la simulación de todas las conexiones de generación aprobadas y futuras para 
el sistema CQR. 
 
Estudiar el impacto técnico del ingreso de generación al sistema CHEC, tanto en 
demanda máxima como en demanda mínima.  
 
Identificar las problemáticas asociadas a la inyección masiva de generación y la 
repercusión que puede tener en el sistema CHEC 
1.5. Estructura del Documento 
Con el fin de presentar el desarrollo del trabajo de profundización se dispuso en 
el primer capítulo de este documento, la introducción al problema de estudio, 
además de los principales motivadores y los objetivos de la investigación. 
En el segundo capítulo se exponen las generalidades del sistema acerca como 
se compone cada zona en cuanto a infraestructura y subestaciones. 
Adicionalmente se presenta el estado actual en cuanto a cargabilidad de equipos 
de trasformación, generación existente  y futura y demanda del sistema. 
En el tercer capítulo del documento, se presenta un análisis de la metodología 
donde se muestra una representación del modelo por zona en el software 
Digsilent Power Factory. Las consideraciones del modelo en cuanto a la 
recolección, análisis, y revisión de la información, también involucra el alcance 
de los análisis eléctricos e información de entrada para el modelo como es la 
demanda, condiciones operativas y nuevos proyectos de transmisión y de 
generación a modelar. 
En el cuarto capítulo se exponen los resultados de los flujos de carga, los cuales 




infraestructura eléctrica, para luego valorar la inversión necesaria en unidades 
constructivas. 
En el quinto capítulo se describe el diagnostico técnico analizado por cada zona, 
donde la cantidad de generación inyectada es diferente y las condiciones de 
capacidad de los equipos varia.  Mostrando la necesidades y requerimientos de 
la infraestructura en cuando líneas, transformadores y condiciones operativas 
que conlleven a la confiabilidad, seguridad y calidad del servicio. 
En el sexto capítulo se presentan las resultados y conclusiones generales del 
análisis, las recomendaciones a largo plazo y las alertas encontradas en cuanto 







En este capítulo se presentan las generalidades de subestaciones, líneas y 
transformadores que posee cada zona del operador de red CHEC. 
Adicionalmente se presenta el estado actual en cuanto a cargabilidad de equipos 






2. GENERALIDADES DEL SISTEMA DE DISTRIBUCIÓN CHEC 
 
CHEC S.A E.S.P es una empresa de servicios públicos mixta con economía 
administrativa , patrimonial, presupuestal, sometida al régimen general aplicable 
a las empresas de servicios públicos  y  a las normas especiales que rige  a las 
empresas del sector eléctrico . 
 
CHEC dentro de su objeto social tiene la responsabilidad de prestar el servicio 
público domiciliario de energía eléctrica, con sus actividades complementarias de 
generación, comercialización, transformación, interconexión y transmisión. 
 
Este OR presta sus servicios en la zonas urbanas y rurales de los departamentos 
de Caldas y Risaralda (excluye el municipio de Pereira), pues la empresa de 
energía de Pereira  - EEP presta sus servicios como distribuidor  y 
comercializador en dicho municipio 
 
CHEC para el desarrollo de expansión de su mercado cuenta con cuatro (4) 
operaciones o actividades significativas: 
 
Generación de energía: Producción de energía eléctrica mediante centrales 
hidráulicas y térmicas. 
 
Transmisión de energía:  Transmisión de energía eléctrica por redes y 
subestaciones con equipos asociados , que operan en tensiones  iguales o 
superiores a 220 kV  
 
Distribución de energía:  Transporte de energía por redes y subestaciones con 





Comercialización de energía:  Compra de energía eléctrica en el mercado 
mayorista y su venta a otros agentes del mercado  o a los usuarios finales 
regulados o no regulados. (CHEC, 2016)  [10]  
2.1. Descripción del sistema CHEC 
El sistema eléctrico de potencia operado por CHEC está conformado por equipos 
de conexión al STN, redes regionales, interregionales, municipales y distritales 
que intervienen en varios municipios de los departamentos de Caldas, Quindío, 
y Risaralda, atendiendo a más de 450.000 usuarios. 
El sistema eléctrico de potencia operado por CHEC cuenta con 8 plantas de 
generación, 78 subestaciones de potencia y alrededor de 120 líneas de 
subtransmisión y distribución de energía y una gran cantidad de elementos y 
equipos de protecciones, instrumentación, transferencia entre otros que operan 
en los sistemas de transmisión regional (STR) a niveles de tensión de 115 kV y 
en el sistema de distribución local (SDL) a 33 kV y 13,2 kV. 
2.1.1. Sistema de transmisión Regional (STR) 
El sistema de transmisión regional operado por CHEC está conformado por el 
conjunto de líneas de 115 kV y subestaciones de transformación con sus equipos 
asociados que operan a tensiones de 115 kV. 
Actualmente CHEC posee en su STR 37 unidades de transformación de los 
cuales 30 de ellos son bancos monofásicos que están ubicados en las 
subestaciones de: Enea, Irra, La Hermosa, La Rosa, Manizales, Manzanares, 
Purnio, Regivit y Victoria y los 7 restantes corresponden a unidades trifásicas 
ubicadas en las subestaciones de: Armenia, Dorada, Ínsula, Peralonso, Salamina 
y Viterbo. 
En la figura1 se puede observar el sistema STR del OR CHEC que comprende 





Fuente: Visor de redes CHEC 
figura 1. STR operado por CHEC a nivel de tensión de 115 kV 
2.1.2. Sistema de distribución local (SDL) 
El sistema de distribución local operado por CHEC involucra todos los elementos 
que operan a nivel de tensión 3 específicamente aquellas líneas y 
transformadores que funcionan a 33 kV. 
La CHEC en el SDL cuenta con alrededor de 93 líneas de transmisión de energía 
que operan a nivel de tensión de 33 kV y de 59 subestaciones que operan a nivel 
de tensión de 33/13,2 kV. En la figura 2 se puede observar el sistema SDL del 






Fuente: Visor de redes CHEC 
figura 2. SDL operado por CHEC a nivel de tensión de 33 Kv 
Por otra parte, el área de influencia CHEC se divide en 4 zonas comerciales, 
denominadas zona 1 -  Centro Manizales, zona 2 – oriente, zona 3 – centro norte, 
zona 4 – suroccidente – noroccidente - sur como se observa en la figura 3. 
 
Fuente: Spard CHEC, 2014 




2.1.2.1. Zona 1 Centro – Manizales 
La zona 1 tiene una extensión de 506, 6 km2 y atiende los municipios de 
Villamaría y parte de Manizales; se tiene nueve subestaciones en esta zona:  Alta 
suiza, Altamar, Chipre, La Manuela, Manizales, Marmato, Peralonso, La Enea y 
Villa maria. 
2.1.2.2. Zona 2 - Oriente 
La zona 2 tiene una extensión de 3264,6 km2 y atiende los municipios de la 
Dorada, Manzanares, Pensilvania, Samaná, Marquetalia, Marulanda, Norcasia, y 
Vitoria; se tienen 14 subestaciones en esta zona: Bello Horizonte, Bolivia, Dorada 
norte, El llano, Florencia, Guarinocito, La Dorada, Manzanares, Marquetalia, 
Norcasia, Pensilvania, Samaná, Guarinocito, Vitoria, Purnio. 
2.1.2.3. Zona 3 – norte 
La zona 3 tiene una extensión de 2531 km2 y atiende los municipios de Aguadas, 
Aranzazu, Chinchiná, Filadelfia, La Merced, Neira, Pacora, Palestina y Salamina; 
se tienen 13 subestaciones en esta zona: Aguadas, Aranzazu, Filadelfia, Irra, La 
Felisa, La Merced, Las coles, Pacora, Planta esmeralda, Planta Ínsula y 
Salamina. 
2.1.2.4. Zona 4 Sur – suroccidente - noroccidente 
La zona 4 tiene una extensión  de 4110 km2  y atiende los municipios de 
Anserma, Apia, Balboa, Belalcazar, Belén de Umbría, Dosquebradas, Guática, 
La Celia, La Virginia, Marmato, Marsella , Mistrato, Pueblo Rico, Quinchía, 
Riosucio, Risaralda, san José, , Santa Rosa, , Santuario, Supía y Viterbo; se 
tienen 13 subestaciones en esta zona: Anserma,  Balboa, Belalcazar, Belén de 
Umbría, Bosques de la acuarela, La Hermosa, campestre, El Dorado, Guarato, 
La Margarita, La Rosa, La Virginia, Marsella, Mistrato,  Pueblo Rico, Quinchía, 
Riosucio, Risaralda, san José, San Antonio del chamí, Santa Cecilia, Santuario, 




El OR CHEC cuenta con 61 subestaciones de las cuales 16 son de nivel 115 kV 
y 45 de nivel 33 kV; se tiene 18582 transformadores de distribución de los cuales 
11620 están ubicados en las zonas rurales y 6962 en zonas urbanas. En nivel 
13,2 kV se tienen 8670 km de red distribuidos en 208 circuitos, en el nivel 33 kv 
se tienen 840 km de red y 66 circuitos y en nivel 115 kv  se tienen 466 km de red 
y 23 circuitos. 
2.2. Cargabilidad equipos del sistema 
En las siguientes figuras se presenta el diagnostico de cargabilidad en 
condiciones de operación normal de los transformadores de potencia 230/115 kV, 
115/33 kV y 33/13,2 kV. Este análisis se realiza año vencido debido a que los 
picos de mayor demanda o día de demanda máxima siempre ocurre en el último 
trimestre del año. (CHEC, 2017)                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                             
2.2.1. Transformadores 230/115 kV año 2017 
Los equipos de transformación 230/115 kV instalados en las subestaciones de 
conexión al Sistema de Transmisión Nacional, tienen una capacidad instalada de 
630 MVA y una cargabilidad promedio de 49,8 % para el año 2016, 5,1% menos  
que el 2016 , esto debido a la incorporación al sistema del trasformador 230/115 
kV de Purnio con 150 MVA de capacidad instalada.  
En la figura 4 se observa que las capacidades actuales de los transformadores 
de potencia no superan el 70% de su capacidad nominal lo que es adecuado en 
este momento para el sistema, por esto es importante con la inclusión de la 





Fuente: Informe cargabilidad de transformadores de potencia 2017 
figura 4 Cargabilidad en operación normal de trasformadores 230/115 kV. 
2.2.2. Transformadores 115/33 Kv 
Los 18 equipos de transformación 115/33 kV instalados en el sistema eléctrico 
operado por CHEC poseen una capacidad instalada de 750 MVA y una 
cargabilidad promedio de 40,4 % para el año 2017,  0,4% menos que el 2016. 
En la figura 5 se puede observar la cargabilidad de los transformadores 115/33 
kV donde se resalta la cargabilidad del trafo de Dorada y Armenia que se 






Fuente: Informe cargabilidad de transformadores de potencia 2017 
figura 5 Cargabilidad en operación normal de trasformadores 115/33 kV 
2.2.3. Transformadores 33/13,2 kV 
Para el año 2017 se encuentran instalados 60 equipos de transformación 33/13,2 
kV en el sistema eléctrico operado por CHEC. La capacidad instalada de 
trasformación 33/13,2 kV asciende a 478 MVA para 2017. 
La cargabilidad promedio de los transformadores bajo condiciones de operación 
normal del sistema eléctrico fue de 41,9%para 2017, 2,4% menos que el año 
2016. 
En la figura 6 se puede observar las condiciones de los transformadoras 33/13,2 
kV , donde se generan alertas de algunos equipos  que se encuentran a punto 
de alcanzar su capacidad nominal. El caso más crítico el  trafo de Bello horizonte 
con un 98,2% seguido de el de Santa Cecilia con 82%, lo que da señales de 






Fuente: Informe cargabilidad de transformadores de potencia 2017 
figura 6 Cargabilidad en operación normal de trasformadores 33/13,2 kV 
2.3. Plantas de generación 
El OR CHEC para el proceso de producción de energía dispone de 8 plantas de 
generación, 7 de ellas hidráulicos y 1 térmica, las cuales se encargan de convertir 
las diferentes formas de energía en energía eléctrica; dichos generadores se 




menores (estas últimas, acorde con las condiciones del mercado, cuando su 
capacidad instalada es menor a 20 MW). (Twenergy, 2014) (Fernandez, 2012) 
(GIE, 2013) (AMT, 2013)  
Las Plantas Menores son: Sancancio, Intermedia, Municipal, Guacaica e Ínsula, 
las cuales están inmersas, en su mayoría, en la urbe manizaleña y utilizan el 
recurso hídrico como fuente de generación, aprovechando la cuenca del rio 
Chinchiná.   
Las Plantas Mayores son: Esmeralda, San Francisco y Termodorada, esta 
última planta utiliza la energía térmica para transformarla en electricidad mientras 
que las primeras 2 plantas utilizan el agua de los ríos Chinchiná y Campoalegre 
para la generación de energía. 
Tabla 2 Plantas de generación del OR 
 
Fuente: Elaboración Propia 
2.4. Proyectos de generación para el modelamiento 
Debido a recurso hídrico y fotovoltaico en Caldas, desde el año 2010 han llegado 
solicitudes de conexión de generación en todas las zonas. Estas generaciones 
van desde 0,5 MW hasta 200 MW con diferentes sistemas de generación como 



















































La Esmeralda Esmeralda Chinchina Hidro 13,8 30
San rancsisco Esmeralda Chinchina Hidro 13,8 135
Insula Insula Chinchina Hidro 4,16 31
Trermodorada La Dorada La Dorada term 4,16 50,66
Minicipal Marmato Manizales Hidro 4,16 1,4
Intermedia Marmato Manizales Hidro 4,16 0,96
Sancansio Marmato Manizales Hidro 4,16 2




distribuidas en diferentes puntos y con solicitud de conexión a diferentes niveles 
de tensión como son 13,2 kV, 33 kV, 115 kV y 230 kV. Esta generación distribuida 
es un gran reto para los OR debido a la cantidad de potencia inyectada y el poco 
crecimiento de la demanda en zonas urbanas, las cuales se han deprimido con 
el tiempo, estas generaciones ocasionan diferentes cambios para la 
infraestructura llevando a nuevas inversiones y nuevas tecnologías, para adaptar 
los sistemas a la inyección de potencia. Entre las variables de análisis que dan 
señales a los expertos son la cargabilidad de equipos, niveles de corto, bajas y 
altas tensiones, análisis de contingencia, estabilidad dinámica y transitoria  
De acuerdo al alcance se deben agregar al modelo en digsilent las plantas de 
generación que se construirán desde el presente hasta a el año 2022 con el fin 
de hacer un diagnóstico con la inyección de toda esta potencia, de acuerdo a 
esto las plantas son las siguientes: 
2.4.1. Zona centro 
En la zona centro se proyectan la construcción de 4 generaciones con conexiones 
desde 115 kV ,33 kV, 13,2 kV para un total de 113 MW que entraran entre los 
años del 2018 al 2022. En la tabla 3 se presenta cada proyecto con su capacidad, 
punto  de conexión, tipo de generación, nivel de tensión y año de entrada. 
Tabla 3 Proyecto de generación zona centro 
 































































Geotérmica El Ruiz  Enea Villamaria Geotermica 115 50 2020
Geotérmica Nereidas Enea Villamaria Geotermica 115 50 2020
PCH La Florida Neira Neira Hidro 13,2 3 2018





2.4.2. Zona norte 
En la zona norte se proyectan la construcción de 4 generaciones con conexiones 
desde 230 kV ,33 kV, 13,2 kV para un total de 207 MW de los cuales una ya entro 
en operación con 0,5 MW y las otras 3 están proyectadas que entraran entre los 
años del 2019 al 2020.  En la tabla 4 se presenta cada proyecto con su capacidad, 
punto  de conexión, tipo de generación, nivel de tensión y año de entrada. 
Tabla 4 Proyecto de generación zona norte 
 
Fuente: Elaboración Propia 
2.4.3. Zona oriente 
En la zona oriente se proyectan la construcción de 14 generaciones con 
conexiones desde 115 kV ,33 kV, 13,2 kV para un total de 416 MW de los cuales 
una ya entro en operación con 19,9 MW y las otras 13 están proyectadas que 
entraran entre los años del 2018 al 2022. En la tabla 5 se presenta cada proyecto 





















































PCH Pácora Pácora Pacora Hidro 33 14,16 2019
PCH La Frisolera Salamina Salamina Hidro 13,2 0,50 2016
Gen Encimadas y 
Cañaberal 
Salamina Salamina Hidro 230
184
2020





Tabla 5 Proyecto de generación zona oriente 
 
Fuente: Elaboración Propia 
2.4.4. Zona noroccidente 
En la zona noroccidente se proyectan la construcción de 6 generaciones con 
conexiones desde 33 kV, 13,2 kV para un total de 62 MW de los cuales dos ya 
entraron en operación con 1,5 y 19,9 MW y las otras 4 están proyectadas que 
entraran en el año del 2018 al 2020. En la tabla 6 se presenta cada proyecto con 
su capacidad, punto  de conexión, tipo de generación, nivel de tensión y año de 
entrada. 
Tabla 6 Proyecto de generación zona noroccidente 
 


















































PCH El Eden Marquetalia Marquetalia Hidro 33 20 2016
PCH Paujil Manzanares Manzanares Hidro 115 20 2021
PCH Montebonito Manzanares Manzanares Hidro 115 20 2020
PCH San Pedro Norcasia Norcasia Hidro 33 7,4 2018
FV Tepui Purnio Dorada Fotovoltaica 115 75 2019
Generación TW Solar Dorada Dorada Fotovoltaica 115 120 2020
Gen Aguabonia Manzanares Manzanares Hidro 115 55 2022
PCH Pensivania Manzanares Pensilvania Hidro 115 14,84 2022
PCH Pantágoras Manzanares Bolivia Hidro 115 13,14 2022
PCH Paujil II Victoria Victoria Hidro 115 12,05 2022
PCH La Esmeralda Victoria Victoria Hidro 115 5,5 2022
Gen Santo Domingo Manzanares Manzanares Hidro 115 24,46 2022
PCH Palenque Victoria Victoria Hidro 115 9,14 2022




















































PCH Riomapa Risaralda Risaralda Hidro 13,2 3,2 2020
PCH Anserma Barra 13.2 Anserma Anserma Hidro 13,2 1,5 2016
Gen Pueblo Rico y 
San Antonio 
Barra 33 Mistrató Mistrato Hidro 33 20 2020
PCH Guática y 
Morroazul
Barra 33 Anserma Anserma Hidro 33 20
2015
PCH Supía Barra 33 Supía Supia Hidro 33 8 2020





2.4.5. Zona sur 
En la zona sur se proyecta la construcción de 1 generación con conexión desde 
a 13,2 kV para un total de 2,4 MW está proyectada entrar en el año 2018. En la 
tabla 7 se presenta cada proyecto con su capacidad, punto de conexión, tipo de 
generación, nivel de tensión y año de entrada. 
Tabla 7 Proyecto de generación zona sur 
 
Fuente: Elaboración Propia 
2.4.6. Zona suroccidente 
En la zona suroccidente se proyectan la construcción de 6 generaciones con 
conexiones desde 115 kV ,33 kV, 13,2 kV para un total de 96 MW de los cuales 
una ya entro en operación con 15 MW y las otras 5 están proyectadas que 
entraran entre los años del 2019 al 2022. En la tabla 7 se presenta cada proyecto 
con su capacidad, punto de conexión, tipo de generación, nivel de tensión y año 
de entrada. 
Tabla 8 Proyecto de generación zona suroccidente 
 








































































































Gen Pueblo Rico y 
San Antonio 
Barra 115 Viterbo Viterbo Hidro 115 66 2022
PCH El Bosque Barra 13.2 Apia Apia Hidro 13,2 0.8 2022
Ampliación Ingenio 
Risaralda
Barra 33 Virginia Virginia Hidro 33 15 2018
PCH QQ Quinchia Quinchia Hidro 33 2,7 2019
PCH QQB Quinchia Quinchia Hidro 33 4,2 2019





Estos proyectos son los que se modelaran en el software Digsilent Power Factory, 
acompañados de la proyección de demanda de cada zona y proyectos de 





















En este capítulo se presenta un análisis de la metodología donde se muestra una 
representación del modelo por zona en el software Digsilent Power Factory. Las 
consideraciones del modelo en cuanto a la recolección, análisis, y revisión de la 
información, también involucra el alcance de los análisis eléctricos e información 
de entrada para el modelo como es la demanda, condiciones operativas y nuevos 





3. ANALISIS METODOLOGIA. 
Generalidades del proceso metodológico del modelo de simulación  
3.1. Representación del sistema en el modelo en Digsilent 
El modelamiento eléctrico de cada uno de los componentes de red, se convierte 
en una necesidad esencial para desarrollar análisis técnicos y operativos y 
ejecutar estudios que permitan evaluar el desempeño del sistema en condiciones 
de estado estable frente al dinamismo topológico, diferentes condiciones 
operativas y ante diferentes fenómenos de carácter transitorio que afectan el nivel 
de continuidad y calidad del servicio prestado a los usuarios finales. 
El sistema de potencia operado por CHEC está representado en la herramienta 
computacional DIgSILENT Power Factory, el cual permite simular, analizar, 
diseñar, controlar y modelar detalladamente sistemas eléctricos de potencia, 
tanto para la operación como para el planeamiento en generación, transmisión, 
distribución y sistemas industriales. 
El programa integra diversas herramientas para realizar estudios, entre las cuales 
están: Análisis de flujos de carga, estudio de cortocircuitos, estabilidad, 
transitorios electromagnéticos, coordinación de protecciones, confiabilidad, 





Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 7 Interfaz gráfica y logotipo del DIgSILENT Power Factory 
3.1.1. Modelamiento del sistema CHEC por zonas de operación en el 
Digsilent 
La CHEC tiene segmentado su sistema en 6 zonas operativas, las cuales son: 
Norte, Noroccidente, Centro, Oriente, Suroccidente y Sur, esto con el objetivo de 
facilitar, agilizar y simplificar estudios que se requieran analizar sobre el sistema, 
partiendo de las condiciones de infraestructura y demanda que tienen inmersas 
cada una de las zonas.  
En el DIgSILENT además de estar representadas cada una de estas zonas, se 
tiene modelada el área CQR que modela la conexión del STR operado por CHEC 
al STN del SIN.  
Esta forma del modelo viene desde la base de datos que provee el XM como 






3.1.1.1.  Zona Norte 
La zona norte del sistema CHEC cuenta con un total de 6 subestaciones: 
Aguadas, Aránzazu, Filadelfia, La Merced, Pacora y Salamina. En la figura 8 se 
observa los 3 proyectos de generación a modelar en el CQR los cuales 
encuentran encerrados en el cuadro de color rojo. 
 
Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 8. Diagrama Unifilar de la zona Norte del sistema CHEC modelado en DIgSILENT 
3.1.1.2. Zona Noroccidente 
La zona noroccidente del sistema de transmisión regional y sistema de 
distribución local, cuenta con 11 subestaciones: Belén de Umbría, Risaralda, 
Margarita, San Antonio del Chamí, Anserma, Mistrato, Quinchía, Riosucio, La 
Felisa, Supía, y El Dorado. En la figura 9 se observan los 7 proyectos de 
generación a modelar en el CQR los cuales encuentran encerrados en el cuadro 





Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 9 Diagrama Unifilar de la zona Noroccidente del sistema CHEC modelado en DIgSILENT 
3.1.1.3. Zona Centro 
La zona centro del sistema CHEC cuenta con 4 plantas de generación: 
Intermedia, Municipal, Sancancio y Guacaica, (las otras plantas de generación 
se reflejan en la hoja del área CQR) y un total de 13 subestaciones: Altamar, Alta 
Suiza, Chinchina, Chipre, Enea, Ínsula, Irra, Manizales, Manuela, Marmato, 
Neira, Peralonso y Villamaría. En la figura 10 se observan los 6 proyectos de 
generación a modelar en el CQR los cuales encuentran encerrados en el cuadro 







Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 10 Diagrama Unifilar de la zona Centro del sistema CHEC modelado en Digsilent 
3.1.1.4. Zona Oriente 
La zona Oriente del sistema CHEC cuenta con un total de 13 subestaciones: 
Guarinocito, Bello Horizonte, El Llano, Victoria, Samaná, Marquetalia, 
Manzanares, Pensilvania, Bolivia, Florencia, Norcasia, La Dorada y Dorada 
Norte. En la figura 11 se observan los 14 proyectos de generación a modelar en 








Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 11 Diagrama Unifilar de la zona Oriente del sistema CHEC modelado en Digsilent 
3.1.1.5. Zona Suroccidente 
La zona suroccidente del sistema CHEC cuenta con 8 subestaciones: Balboa, 
Belalcazar, Guarato, Pueblo Rico, Santa Cecilia, Santuario, La Virginia y Viterbo. 
En la figura 12 se observan los 4 proyectos de generación a modelar en el CQR 








Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 12 Diagrama Unifilar de la zona Suroccidente del sistema CHEC modelado en Digsilent 
3.1.1.6. Zona Sur 
La zona sur del sistema CHEC cuenta con un total de 5 subestaciones: Bosques 
de la Acuarela, Campestre, Hermosa, Marsella, y La Rosa. En la figura 13 se 
observa 1  proyecto de generación a modelar en el CQR el cual encuentran 







Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 13 Diagrama Unifilar de la zona Sur del sistema CHEC modelado en DIgSILENT 
3.1.1.7. Área CQR 
El área CQR involucra la representacion de las plantas mayores de generacion 
Insula, San Francisco, Esmeralda y Termodorada. En esta hoja estan 
representadas las subestaciones del STR CHEC: Armenia, Esmeralda, Insula, 
Irra, La Dorada, Enea, La Rosa, Hermosa, Manizales, Regivit, Peralonso, Purnio, 
Salamina, Riosucio, Viterbo y Victoria. En la figura 14 se observan 3 proyectos 
de generación a modelar en el STN y en el CQR los cuales se encuentran 








Fuente: Software digsilent Power Factory 
figura 14 Diagrama Unifilar del área CQR del sistema CHEC modelado en Digsilent 
Con el fin de dar a conocer como se crea y modela un proyecto de generacion 
mediante variaciones y como se sintoniza  en el software de acuerdo a sus 
parámetros y caracteristicas en el ANEXO C podra seguir este paso a paso. 
3.2. Consideraciones del modelo 
Es de gran importancia las consideraciones de entrada como la información 
suministrada por CHEC y el Plan de Expansión de Referencia Generación – 
Transmisión 2016 – 2030 de la UPME (UPME, 2016),  la cual se utilizó para 
modelar el proyecto en el software Digsilent PowerFactory Versión 2016 SP4.  




3.2.1. Recolección, Análisis y Revisión de la Información 
Previamente a los análisis técnicos se revisó y actualizó la base de datos del 
Sistema Interconectado Colombiano. Con base en el Plan de Expansión 2016 – 
2030 de la UPME, se estructuraron los casos de estudio en los años 2017 y 2022.  
Adicionalmente, se tuvo en cuenta la siguiente información: 
o Parámetros de elementos de la red. 
o Escenarios de demanda (máxima y mínima) 
o Escenarios operativos. 
o Horizonte de análisis (corto y largo plazo) 
o Despachos de generación (hidráulica) 
o Proyectos de expansión futuros (cargas, redes y generadores). 
  
3.2.2. Análisis Eléctricos 
 Análisis eléctricos en AC en estado estable para condiciones normales de 
operación  
 Análisis eléctricos en AC en estado estable para condiciones de 
operación en contingencia 
 Análisis de cortocircuito. 
 Analisis de perdidas 








3.2.3. Alcance de los análisis eléctricos  
Estado estacionario en AC  
Se realizan los flujos de carga bajo condiciones normales de operación para los 
períodos de demanda máxima y mínima, considerando escenarios de generación 
hidráulico, con el fin de observar las tensiones en las barras y cargabilidad de los 
equipos del sistema, además de las pérdidas de potencia en el STN, STR y en la 
conexión del proyecto.  
Se inicia con un diagnóstico de la operación del sistema y en particular del área 
de influencia del proyecto, en condiciones normales, para las demandas máxima 
y mínima esperada para finales de los cortes planteados y para las condiciones 
de despacho extremos de generación, máximo y mínimo 
A partir de los flujos de carga que reflejan las condiciones operativas extremas 
que pueden tener lugar en el sistema, se busca: 
 Identificar las condiciones operativas extremas que pueden presentar 
problemas, tales como sobrecargas en transformadores o líneas, bajos o 
altos perfiles de tensión, con la red existente. 
 Identificar los beneficios técnicos que se obtienen con cada uno de las 
obras candidatas de expansión y con cuáles de ellos es posible cumplir 
con los criterios del Código de Planeamiento. 
 Cuantificar las pérdidas técnicas de potencia eléctrica bajo cada condición 
operativa y con cada candidato de expansión. 
 
Análisis de contingencia 
Permite identificar las fallas en líneas, transformadores o generadores, con 
repercusiones más severas en la operación de los equipos del SIN y el STR. Se 
simulan contingencias en un elemento (línea o transformador), con lo cual es 
posible identificar las contingencias que ocasionan sobrecargas o bajas 




Los análisis posteriores al caso base y año de entrada del proyecto permiten 
conocer la evolución en el tiempo de los problemas identificados en este periodo, 
o la aparición de nuevos problemas, por efecto del incremento de la demanda, y 
de los cambios en la topología de la red y en el parque de generación 
ocasionados por la inclusión en el sistema de proyectos de expansión 
Análisis de cortocircuito  
Con el software Digsilent Power Factory, el cual se basa en la norma IEC 60909 
llamada “Cálculo de corrientes de cortocircuito en sistemas trifásicos en A.C”, se 
simularon las máximas corrientes de cortocircuito monofásicas y trifásicas con el 
objetivo de determinar la magnitud máxima de la corriente de falla, con la cual se 
especifican los equipos, se seleccionan los interruptores y se verifican los 
equipos ya existentes.  
El cálculo de niveles de cortocircuito máximos se debe realizar para fallas 
trifásicas y fallas monofásicas, para los años el caso base y con el proyecto, con 
la red existente y con obra de expansión. Es de esperar que las corrientes de 
cortocircuito reales estarán ubicadas dentro de estos dos valores, si se considera 
que normalmente van a tenerse menos unidades en línea aportando que las 
consideradas en el cálculo de los niveles máximos, y que las tensiones no 
necesariamente van a estar en 1.10 p.u. 
Criterios utilizados para los análisis eléctricos  
Para los Análisis Eléctricos se tienen en cuenta todos los requerimientos de 
calidad, seguridad y confiabilidad definidas por el Código de Redes, en particular 







En estado estacionario las tensiones en las barras de 115 kV, 110 kV y 
220 kV, no deben ser inferiores a 0,9 p.u. ni superiores al 1,1 p.u. del valor 
nominal. Para la red de 500 kV el voltaje mínimo permitido es de 0,9 p.u. 
y el máximo es de 1,05 p.u. del valor nominal.  
La máxima transferencia por las líneas se considera como el mínimo valor 
entre el límite térmico de los conductores, máxima capacidad de los 
transformadores de corriente, el límite de transmisión por regulación de 
voltaje y el límite por estabilidad transitoria y dinámica.  
La cargabilidad de los transformadores se mide por su capacidad de 
corriente nominal, para tener en cuenta las variaciones de tensión de 
operación con respecto al nominal del equipo.  
En el Largo y Mediano plazo no se permiten sobrecargas permanentes. 
En el Corto y muy Corto Plazo se pueden fijar límites de sobrecarga de 
acuerdo a la duración de la misma sin sobrepasar las temperaturas 
máximas permisibles de los equipos y sin disminuir la vida útil de los 
mismos.  
 Seguridad:  
 
El sistema debe permanecer estable bajo una falla trifásica a tierra en uno 
de los circuitos del sistema de 220 kV con despeje de la falla por operación 
normal de la protección principal.  
El sistema debe permanecer estable bajo una falla monofásica a tierra en 
uno de los circuitos del sistema de 500 kV con despeje de la falla por 
operación normal de la protección principal.  
Una vez despejada la falla, la tensión no debe permanecer por debajo de 




Las oscilaciones de ángulos de rotor, flujos de potencia y tensiones del 
sistema deberán ser amortiguadas (el sistema debe tener 
amortiguamiento positivo).  
No se permiten valores de frecuencia inferiores a 57,5 Hz durante los 
transitorios.  
Se permiten sobrecargas bajo contingencia en las líneas y en los 
transformadores siempre que éstas se encuentren por debajo del tiempo 
y de la máxima capacidad de transporte de emergencia declarada por los 
propietarios de los activos y las declaradas ante el operador del sistema. 
La cargabilidad de los transformadores se mide por su capacidad de 
corriente nominal y para las líneas se toma el mínimo valor entre el límite 
térmico de los conductores, límite por regulación de tensión y el límite por 
estabilidad, aplicando los criterios expuestos anteriormente.  
Evaluación de inversión  
De acuerdo al diagnóstico se obtendrán obras a implementar y estas se valorarán 
mediante las unidades constructivas de la RES 015 del 2018. Después de realizar 
la valoración se comparará con valores de la RES 097 con el fin de observar los 
cambios en la valoración para las UC requeridas y su respectiva remuneración. 
Valoración Económica de las pérdidas  
A partir de los análisis técnicos de estado estable de cada uno de los escenarios 
y períodos de demanda, se calculan las pérdidas de energía en el STN, STR y 
en la conexión del proyecto para los años de análisis. Las pérdidas se determinan 
para el escenario de generación hidráulico, para los casos de demanda máxima 
y mínima.  
 
Para la valoración económica, las pérdidas se convierten a energía (MWh) 




realiza tomando como base el caso sin proyecto para los años de estudio. 
(CHEC, 2018)  
Se tuvieron en cuenta las siguientes consideraciones para los costos de pérdidas:  
 Costo de la energía promedio de los últimos 12 meses del cargo G 
reportado por el OR CHEC (enero 2017 a diciembre 2017), G=174,6 
$/kWh.  
 Promedio entre los últimos 12 meses del cargo T reportado por el OR 
CHEC (enero 2017 a diciembre 2017), T=27,78 $/kWh.  
 
Indicadores económicos  
La siguiente tabla muestra los indicadores económicos utilizados para la 
valoración económica del proyecto:  
Tabla 9 Índice de actualización de costos 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
3.2.4. Horizonte de análisis 
El diagnostico incluye un análisis operativo de las condiciones de la red a esperar 
en estado actual (Año 2017) y un segundo año, evaluado en el horizonte de seis 
años (Año 2022). 
 
 








3.2.5. Proyección de la demanda 
En la tabla 10 se presenta el porcentaje de crecimiento de los 3 escenarios de la 
Demanda de Potencia Nacional , exceptuando las cargas industriales de gran 
tamaño plenamente identificadas como son las de Cerromatoso, Oxy y la mina 
del Cerrejón y la interconexión con Panamá (UPME, febrero2017) 
Tabla 10 UPME, “Proyección de Demanda  de Energía Electrica y Potencia”, Revisión de 
febrero de 2017 
 
Fuente: UPME “proyección de la demanda  febrero 2017” 
 
Para conformar los casos de demanda máxima y mínima, se tomaron como 
referencia las horas 19 y 3, de las 24 horas del día.  
La demanda de potencia por barra se distribuye con los factores que actualmente 
opera el SIN el Centro Nacional de Despacho. Estos factores se conservan a lo 
largo del horizonte. Para el modelamiento de esta demanda se utilizó un  
escenario de demanda medio 
 Para la proyección de demanda del OR, se utilizó la información suministrada 
por CHEC. Dichas demandas se presentan en el escenario de demanda bajo, 
Esc. Alto % Esc. Medio % Esc. Bajo %
2016 10.714 6,10 10,321 2,20 10.030 -0,60
2017 11.015 2,80 10.613 2,80 10.227 2,00
2018 11.545 4,80 11.136 4,90 10.743 5,00
2019 11.805 2,30 11360 2,30 10.990 2,30
2020 12.045 2,00 11.621 2,00 11.214 2,00
2021 12.230 1,50 11.798 1,50 11.382 1,50
2022 12.403 1,40 11.962 1,40 11.538 1,40
2023 12.568 1,30 12.119 1,30 11.688 1,30
2024 12.760 1,50 12.303 1,50 11.682 1,50
2025 12.975 1,70 12.508 1,70 12.058 1,60
2026 13.199 1,70 12.722 1,70 12.263 1,70
2027 13.435 1,80 12.949 1,80 12.480 1,80
2028 13.682 1,80 13.185 1,80 12.706 1,80
2029 13.937 1,90 13.430 1,90 12.941 1,80
2030 14.207 1,90 13.689 1,90 13.189 1,90
Año




esto a las bajas demandas que se presentan y reflejar un caso más real de todas 
las zonas 
Con el fin de sintonizar el modelo en el software Digsilent Power Factory se 
introdujo toda la demanda por zona, tanto de cargas vegetativas como cargas 
industriales y comerciales, a estas a la vez se les aplico el crecimiento de 
demanda de la tabla anteriormente vista. Para más detalle de las cargas por 
subestación aplicada ir al ANEXO B. 
3.2.6. Plan de expansión Transmisión y Generación 
Se toma como referencia lo definido por la UPME en el Plan de Expansión de 
Generación - Transmisión 2016 – 2030 para las áreas que componen el sistema 
junto con la información otorgada por la CHEC con relación a la infraestructura 
estimada, indicando según cada año, las descripciones generales de cada uno 
de los proyectos como se describe en la Tabla 11. (UPME, 2016)  
Tabla 11 Proyectos planteados por el OR de red CHEC 
 
Fuente: Elaboración propia 
3.2.7. Proyectos de generación del STN incluidos en el modelo 
En cuanto a generación en el corto plazo se incluyen los proyectos seleccionados 
en las subastas de generación de mayo y junio de 2008, diciembre de 2011 y 
enero de 2012, los cuales se relacionan a continuación en tabla la 12: 
 
Promotor Departamento Nombre Tension Descripcion Año
CHEC Caldas La Enea 230/115 Segundo banco de autotranformador  SE Enea 2018
CHEC Caldas Manzanares 115 Normalizacion T SE Manzanares 2018
230/115 Tercer autotranformador  SE Esmeralda
115 Reconfiguracion doble circuito Esmeralda -Hermosa
115 Reconfiguracion doble circuito Hermosa - La Rosa
CHEC Risaralda Hermosa 230/115 Segundo banco de autotranformador  SE Hermosax 2018
CHEC Caldas Enea 230 Ingreso de la linea Esmeralda - San Felipe a la Enea 2017
CHEC Caldas Esmeralda-Hermosa 230
Cambio de nivel de tension  de la linea Esmeralda - 
Hermosa a 230 kV 2018
CHEC Quindio Armenia 230
Ingreso de la linea Hermosa - Virginia a Armenia 
230 kV con transformador  de 150 MVA 2018




Tabla 12 Proyectos de generación STN 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
3.2.8. Expansión reportada por el OR CHEC 
A continuación, se detallan los proyectos de generación por CHEC y que fueron 
consideradas en el modelo eléctrico.  
Año 2015:  
 
 PCH Morro Azul, 20 MW. Con alternativa de conexión en el circuito 
Anserma 33 kV.  
 Cogeneración Ingenio Risaralda, 15 MW. Con alternativa de conexión en 
el circuito Virginia 33 kV.  
 
Año 2016:  
 
 PCH Frisolera, 0,5 MW. Con alternativa de conexión en Salamina 13,2 kV.  
 PCH Anserma (Cauya), 1,5 MW. Con alternativa de conexión en Anserma 
13,2 kV 
 
Año 2017:  
 
 PCH El Edén, 20 MW. Con alternativa en apertura de la línea 
Manzanares – Marquetalia 33 kV 
 
 
Año 2018:  
Proyecto Tipo P(MW) Año de entrada
Cucuana Hidroelectrico 60 2015
Gecelca IIII Termico 164 2015
El Quimmbo Hidroelectrico 420 2015
San Miguel Hidroelectrico 42 2015
Carlos Lleras Hidroelectrico 78 2015
Tasajero II Termico 160 2015
Gecelca 3.2 Termico 250 2015
Termonorte Termico 88 2017
Ituango 1-2 Hidroelectrico 600 2018
Ituango 3-4 Hidroelectrico 600 2019
Ituango 5-6 Hidroelectrico 600 2020





 PCH La Florida, 3 MW. Con alternativa de conexión en Neira 13,2 kV 
 PCH San Pedro, 7,4 MW. Con alternativa de conexión en Norcasia 33 kV 
 
Año 2019:  
 
 PCH Pacora I, 14,16 MW. Con alternativa de conexión en Pacora 33 kV 
 PCH Pacora II, 8,53 MW. Con alternativa de conexión en Pacora 33 kV 
 PCH El Bosque, 0,8 MW. Con alternativa de conexión en Apia 13,2 kV 
 PCH Santa Rosa, 2,4 MW. Con alternativa de conexión en Hermosa 13,2 
kV 
 Generación Tepuy, 84 MW. Con alternativa de conexión en Purnio 115 
kV 
 PCH QQ, 2,7 MW. Con alternativa de conexión en Pacora 33 kV 
 PCH QQB, 4,2 MW. Con alternativa de conexión en Pacora 33 kV 
 PCH PRTA, 6,94 MW. Con alternativa de conexión en Pacora 33 kV 
 
Año 2020:  
 
 PCH Montebonito, 19,9 MW. Con alternativa de conexión en Manzanares 
110 kV.  
 Geotérmica El Ruiz, 50 MW. Con alternativa de conexión en Enea 110 
kV.  
 Geotérmica Nereidas, 50 MW. Con alternativa de conexión en Enea 110 
kV.  
 PCH Riomapa, 3,2 MW. Con alternativa de conexión en Risaralda 13,2 
kV.  
 Generación Pueblo rico, 66 MW. Con alternativa de conexión en Viterbo 
115 kV 
 Generación San Antonio, 20 MW. Con alternativa de conexión en 
Mistrato 33 kV 
 Generación Encimadas y Cañaveral, 184 MW. Con alternativa de 
conexión en Salamina 230 kV 
 Generación Tw solar, 12 MW. Con alternativa de conexión en Dorada 
115 kV 
 PCH Hidroarquía, 9,5 MW. Con alternativa de conexión en Dorado 33 kV 
 
3.2.9. Condiciones operativas  
Para realizar la sintonización se tiene en cuenta las condiciones operativas 




Tabla 13 Condiciones operativas 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En el siguiente capítulo se presenta los resultados de las simulaciones y sus 
correspondientes análisis que nos llevan a concluir y diagnosticar las 
necesidades del sistema con la inyección de generación en cada zona. Además 
una valoración económica tanto de perdidas como de UCs que darán a CHEC 
señales de las inversiones a realizar en corto , mediano y largo plazo, facilitando 
el desarrollo de un plan de expansión del OR que justifique todas estos nuevos 
proyectos de infraestructura. 
Se resalta en este capítulo la zona de mayor incidencia de inyección de 
generación, la cual es la zona oriente  donde se conectaran 14 proyectos entre 
fotovoltaicos e hídricos con una capacidad de 416 MW repartidos entre los 
municipios de Manzanares, Dorada y Victoria, seguido de esta zona está la norte 
donde se conectaran 4 proyectos  con una capacidad de 207 MW  distribuidos 






Insula-Altamar Abierto en Altamar
Insula-Margaritas Abierto en Margaritas
Irra-Quinchia Abierto en Quinchia
Supia-Dorado Abierto en Dorado
Felisa-La Merced Abierto en La Merced
Salamina-Coles-Pacora Abierto en Coles y Pacora






En este capítulo se presentan los resultados de flujos de carga, niveles de corto, 
evaluación de pérdidas y evaluación económica, donde sus valores nos servirán 
para conocer el estado de la capacidad de la infraestructura eléctrica, para luego 



















4. ANALISIS DE RESULTADOS 
A través de estos análisis se obtienen las tensiones en las barras del sistema, la 
distribución de los flujos de potencia activa y reactiva, valores de corto circuito, 
además de las pérdidas del sistema.  
Para evaluar la cargabilidad y los voltajes del sistema, se consideran los 
siguientes límites operativos:  
 Las tensiones de estado permanente aceptables, están entre 90% y el 
110% del voltaje nominal del barraje, para tensiones menores o iguales a 
220 kV, y para barrajes con tensión nominal mayor o igual a 500 kV, el 
voltaje no puede superar el 105%. Estos límites se encuentran definidos 
en el anexo 1 de la resolución CREG 025 de 1995. 
 La evaluación para determinar la cargabilidad de las líneas y 
transformadores se calculó con base en la corriente nominal, así se 
considera que todos los transformadores de potencia y conductores 
eléctricos, se puede cargar hasta el 100% de su capacidad nominal.  
 
En este numeral se describe el comportamiento del sistema CON y SIN la 
incorporación de los proyectos de generación, tanto en condición normal de 
operación como ante algunas contingencias analizadas.  
En color verde se presentan los valores de cargabilidad que se encuentran en el 
rango de 80% a 100%, en color rojo cargabilidad mayores o iguales al 100%, 
elementos en falla y/o fuera de servicio. Por otra parte, en los resultados de 
cargabilidad, para los transformadores se indican los valores de carga del 




4.1. Análisis de estado estable 
4.1.1. Tensiones 
En este apartado se muestra un análisis de las tensiones de todo el sistema CQR 
donde se tiene un caso base 2017 y un horizonte de análisis 2022. En estos se 
analiza el comportamiento de   las barras sin y con proyectos de generación con 
el fin de determinar las condiciones de bajas tensiones y sobre tensiones en la 
zona de acuerdo a la cantidad de generación inyectada. En las gráficas a 
continuación se detalla las tensiones que violan los limites regulatorio (en color 
naranja las <0.9 p.u y color purpura las >1.1 p.u).En la tabla 14 se observan 
tensiones fuera de límites en las SE de Dorada Norte, Dorada y el Llano,  lo que 
se debe regular con los taps de los transformadores. 
Tabla 14 Tensiones subestaciones años 2017 y 2022 
      
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 15 (año 2017 y 2022) se observan tensiones fuera de límites en las 
SE de la Miel, Guarinocito y Florencia,  lo que se debe regular con los taps de los 
transformadores. 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DAGU23 0,94 1,04 0,90 0,98
DAGU30 0,91 1,00 0,88 0,94
DAMA23 1,01 1,07 1,03 1,07
DAMA30 0,98 1,03 1,00 1,03
DAMR23 1,02 1,05 1,00 1,02
DAMR30 0,98 1,02 1,01 1,03
DAZA23 0,95 0,99 0,93 0,98
DAZA30 0,97 1,00 0,95 0,99
DAZU23 0,96 1,01 0,94 0,98
DAZU30 0,97 1,01 0,94 0,98
DBED30 1,00 1,03 1,00 1,02
DBEL23 1,03 1,06 1,03 1,05
DBEL30 1,00 1,03 1,00 1,02
DBEO23 0,91 0,92 0,93 0,94
DBEO30 0,88 0,90 0,90 0,91
DBOA23 0,98 1,01 0,98 1,00
DBOA30 0,99 1,02 0,99 1,01
Año 2017 Año 2022
Voltajes (p.u)
Subestacion
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DBOD30 0,94 0,95 1,00 1,02
DBOL23 0,96 0,99 1,03 1,06
DBOL30 0,94 0,95 1,00 1,02
DBQE23 0,98 1,01 0,96 0,98
DBQE30 0,99 1,01 0,97 0,99
DBUM23 0,99 1,07 1,01 1,07
DBUM30 0,98 1,03 1,00 1,03
DCAM23 0,97 1,00 0,95 0,97
DCAM30 0,99 1,01 0,97 0,99
DCHA23 0,98 1,01 0,95 0,99
DCHA30 0,99 1,02 0,97 1,00
DCHI23 0,96 1,00 0,95 0,98
DCHI30 0,97 1,01 0,96 0,99
DCOL23 1,00 1,05 1,00 1,02
DCOL30 0,97 1,02 0,97 0,98
DDDO23 0,92 1,00 0,92 0,97
DDDO30 0,94 1,00 0,94 0,97
DDON23 0,90 0,92 0,92 0,94
DDON30 0,88 0,89 0,90 0,91
DDOR23 0,90 0,92 0,92 0,94
DDOR30 0,89 0,90 0,91 0,92
DELA23 0,91 0,93 0,93 0,95
DELA30 0,88 0,90 0,90 0,91
Subestacion
Voltajes (p.u)




Tabla 15 Tensiones subestaciones años 2017 y 2022 
    
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 16 (año 2017 y 2022) se observan tensiones fuera de límites en las 
SE de la Miel, Guarinocito y Florencia,  lo que se debe regular con los taps de los 
transformadores. 
Tabla 16 Tensiones subestaciones años 2017 y 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DENE23 0,97 1,00 0,95 0,99
DENE30 0,98 1,01 0,96 0,99
DFEL23 1,00 1,05 1,00 1,03
DFEL30 0,98 1,02 0,98 1,00
DFIL23 1,00 1,05 0,97 1,02
DFIL30 0,96 1,01 0,94 0,98
DFLR30 0,87 0,89 1,05 1,07
DGCC30 0,97 1,00 0,96 0,99
DGRO23 0,97 0,99 1,02 1,03
DGRO30 0,99 1,02 1,04 1,06
DGTO23 0,91 0,93 0,93 0,95
DGTO30 0,88 0,90 0,90 0,91
DHER23 1,02 1,05 1,00 1,02
DHER30 0,99 1,02 0,97 0,99
DINS23 1,04 1,07 0,96 0,99
DIRR23 1,02 1,06 1,02 1,04
DIRR30 0,99 1,02 0,99 1,00
DLFR23 0,90 0,92 1,09 1,11
DLMC23 0,99 1,05 0,98 1,01
DLMC30 0,96 1,01 0,94 0,97
DMAN23 0,98 1,01 0,96 0,99
DMAN30 0,98 1,01 0,96 0,99
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DMAR23 1,04 1,06 1,01 1,04
DMAR30 1,00 1,02 0,97 1,00
DMAZ23 0,94 0,95 1,00 1,02
DMAZ30 0,94 0,96 1,01 1,02
DMEL23 0,87 0,89 0,99 1,00
DMEL30 0,87 0,89 0,99 1,01
DMGT23 0,99 1,06 1,00 1,04
DMGT30 0,97 1,03 0,99 1,01
DMLA23 0,99 1,01 1,04 1,07
DMLA30 0,96 0,98 1,01 1,03
DMLD30 0,96 0,98 1,01 1,03
DMNA23 1,03 1,06 0,96 0,99
DMNA30 0,99 1,02 0,97 1,00
DMND30 0,99 1,02 0,97 1,00
DMTO23 0,96 1,00 0,94 0,98
DMTO30 0,98 1,01 0,96 0,99
DMTT23 1,02 1,07 1,08 1,11
DMTT30 0,98 1,03 1,04 1,07
DNRA23 1,00 1,04 0,98 1,02
DNRA30 0,97 1,00 0,95 0,99
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DNSA23 0,90 0,92 1,10 1,11
DNSA30 0,87 0,89 1,06 1,07
DPR123 0,99 1,05 1,01 1,04
DPRA30 0,97 1,01 0,98 1,00
DPRC30 0,88 0,90 0,90 0,91
DPRO23 1,03 1,06 1,08 1,10
DPRO30 0,99 1,02 1,04 1,06
DPSO23 0,95 1,00 0,93 0,98
DPSO30 0,97 1,01 0,96 0,99
DPSV23 0,97 0,99 1,04 1,06
DPSV30 0,93 0,95 1,00 1,02
DQUI23 1,01 1,07 1,03 1,07
DQUI30 0,98 1,02 1,00 1,03
DRIO23 1,02 1,06 1,02 1,04
DRIO30 0,98 1,02 0,98 1,00
DRO130 0,99 1,01 0,97 0,99
DRO230 0,99 1,01 0,97 0,99
DROS23 0,97 1,00 0,94 0,97
DRSA23 1,00 1,07 1,04 1,07
DRSA30 0,98 1,03 1,00 1,03
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DSCE23 1,02 1,05 1,07 1,10
DSCE30 0,99 1,02 1,04 1,06
DSCH23 0,96 1,02 1,02 1,06
DSCH30 0,98 1,03 1,04 1,07
DSIO23 1,02 1,05 1,04 1,07
DSIO30 0,99 1,02 1,01 1,03
DSLM23 1,01 1,06 0,99 1,00
DSLM30 0,97 1,02 0,95 0,97
DSNA23 0,96 0,98 1,00 1,02
DSNA30 0,93 0,95 0,97 0,99
DSUP23 1,00 1,05 1,01 1,04
DSUP30 0,97 1,02 0,98 1,01
DVBO23 1,03 1,06 1,03 1,05
DVBO30 1,00 1,02 1,00 1,01
DVCT23 0,94 0,95 0,98 0,99
DVCT30 0,94 0,95 0,98 0,99
DVIR23 1,03 1,06 1,02 1,05
DVIR30 1,00 1,03 1,00 1,02
DVMA23 1,01 1,04 0,99 1,03
DVMA30 0,98 1,01 0,96 0,99
XPSA30 0,87 0,88 0,89 0,90
Subestacion
Voltajes (p.u)




Tabla 17 Tensiones subestaciones años 2017 y 2022 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
De acuerdo al análisis de estado estable en las tablas anteriores se puede 
observar que en algunas subestaciones de la zona oriente se presentan valores 
por debajo de 0,9 p.u incumpliendo los limites regulatorios, esto para el caso sin 
proyectos de generación demanda máxima 2017, y para el 2022 también se 
observan algunas sobretensiones en demanda mínima, estas dos condiciones se 
deben de controlar con los taps de los transformadores de potencia de la zona y 
manejar la regulación adecuada. 
4.1.2. Cargabilidad 
Para registrar los porcentajes de carga de las líneas y transformadores más 
representativos para los diferentes puntos de conexión, se dispone de las 
siguientes tablas para registrar en cada escenario y año, los valores calculados 
para las simulaciones de operación normal de cada alternativa.  
De acuerdo con los resultados de flujo de carga, se presentan sobrecargas por 
tanta inyección de generación, en las siguientes tablas se resaltan de color 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
Armenia 115 0,98 0,99 0,97 0,98
Dorada 115 0,92 0,92 0,94 0,95
Enea 115 1,00 1,02 0,98 1,00
Enea 220 1,04 1,05 1,02 1,03
Esmeralda CQR 115 1,02 1,03 1,00 1,01
Hermosa 115 1,02 1,03 1,00 1,01
Hermosa 220 1,04 1,05 1,01 1,02
Insula CQR 115 1,01 1,03 0,99 1,01
Irra 115 1,00 1,03 0,99 1,00
La Rosa 115 1,01 1,02 0,99 1,00
Manizales 115 1,00 1,02 0,98 1,00
Manzanares 115 0,96 0,97 1,03 1,04
Mariquita 115 0,95 0,95 0,96 0,96
Pavas 115 1,02 1,03 0,99 1,00
Peralonso 115 0,99 1,01 0,98 1,00
Regivit 115 0,98 0,99 0,97 0,98
Rio Sucio 115 1,00 1,03 0,99 1,01
Salamina 115 0,99 1,03 0,98 0,99
San Felipe 115 0,95 0,95 0,95 0,95
San Felipe 220 1,04 1,04 1,03 1,04
Victoria CQR 115 0,94 0,95 0,98 0,98
Viterbo 115 1,02 1,03 1,01 1,02
Purnio 115 0,91 0,91 0,93 0,94
Subestacion
Voltajes (p.u)




morado cargabilidad entre el 80 y 99% y en color naranja la cargabilidad por 
encima del 100% esto tanto para líneas como para transformadores. 
Líneas 
 
En la tabla 18 se observa que para el 2022 con la inclusión de los proyectos de 
generación, en la zona oriente se presenta una sobrecarga  de la línea La Miel –
Norcasia 33 kV en un 337%, lo que implica la repotenciación de esta línea. 
Adicional a esto  la línea Dorada-La Miel 33 kV presenta una cargabilidad 
aproximada del 87% lo que indica que se encuentra cerca de su capacidad 
nominal, por lo tanto debe mantenerse monitoreada y recomendar que ante la 
entrada de mas generación esta podría llegar a sobrecargarse. 
Tabla 18 Cargabilidad de líneas año 2017 y 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
AGU30PRA1 9,04 2,70 10,43 3,15
AMA30BUM1 8,62 3,65 9,39 4,05
AMA30MTT1 3,18 1,63 60,32 60,19
AMA30QUI1 18,11 20,19 22,24 22,68
AMA30RSA1 9,86 5,01 35,23 35,14
API30PRO1 3,85 1,73 22,61 23,95
AZA30MTO1 29,36 23,18 29,85 23,85
AZU30FIL1 3,78 1,57 4,30 1,78
BEO-PERICO 0,44 0,47 0,46 0,46
BOD30PSV1 4,44 1,44 4,60 1,48
BOL30BOD1 5,37 2,49 5,56 2,59
Bel-Virg 1_33 kV 14,84 15,91 13,18 14,58
COD-PRA 34,60 10,11 39,93 11,87
COD-PRA2 0,00 0,00 0,00 0,00
COL30COD1 0,59 0,39 0,67 0,45
COL30COD2 0,01 0,01 0,01 0,01
DAPI30SIO1 7,47 3,33 6,89 3,09
DDO30LMC1 20,15 8,38 17,49 24,50
DOR-GTO 2,18 1,78 2,33 1,86
DOR30DON1 9,68 6,55 10,49 7,10
lineas
Cargabilidad (%)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DOR30MEL1 4,99 3,26 86,38 86,60
DOR30PSA1 29,72 29,35 29,08 28,71
ENE30AZA1 15,22 7,19 16,01 8,91
ENE30AZA3 14,65 6,92 15,41 8,58
INS30AMR1 0,16 0,17 0,16 0,16
INS30CHA1 33,98 15,72 36,33 15,62
INS30MGT1 0,25 0,26 36,96 41,25
IRR30AMA1 19,07 30,14 46,47 57,01
IRR30AMR1 7,81 4,89 24,31 26,89
IRR30QUI1 0,00 0,00 0,00 0,00
LMC30FEL1 0,09 0,09 0,09 0,09
MAN30CHA1 25,35 23,65 20,87 20,69
MAN30CHI1 25,11 14,64 19,97 7,05
MAN30MND1 24,32 19,17 21,47 16,95
MAN30MTO1 23,28 5,71 20,98 3,94
MAN30MTO2 25,80 6,33 23,25 4,37
MAN30VMA1 13,13 5,14 14,83 5,80
MAZ30BOD1 9,76 3,84 10,11 3,97
MEL30NSA1 14,41 7,85 335,82 336,63
MLA30MLD1 29,64 33,77 33,26 37,09
lineas
Cargabilidad (%)




Tabla 19 Cargabilidad de líneas año 2017 y 2022 
    
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 20 se observa que para el 2022 con la inclusión de los proyectos de 
generación, en la zona oriente se presenta una sobrecarga  de la línea Mariquita-
San Felipe 115 kV en un 122%, la línea Mariquita-Victoria 115kV en un 139% lo 
que implica la repotenciación de las mismas si se quiere ingresar toda esta 
potencia generada. Adicional a esto la línea Manzanares-Peralonso 115 kV 
presenta una cargabilidad aproximada del 96% lo que indica que se encuentra 
cerca de su capacidad nominal, por lo tanto se debe mantener monitoreada y 
recomendar que ante la entrada de más generación esta podría llegar a 
sobrecargarse. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
MND30MNA1 3,67 1,88 3,90 2,00
MTT30SCH1 0,55 0,37 0,55 0,40
Manzanares-EL Eden 33 kV 51,17 47,35 43,06 39,98
Marquetalia-EL Eden 33 kV 49,66 52,14 55,57 57,27
NRA30AZU1 0,20 0,21 9,08 3,44
NSA30FLR1 1,56 0,62 1,44 0,60
PRA30COL1 4,14 1,57 72,39 73,75
PRO30SCE1 1,11 0,64 1,16 0,67
PSO30AZA1 32,67 17,55 40,74 25,57
PSO30CHI1 11,50 3,45 22,05 10,50
PSO30GCC1 2,42 2,07 4,83 6,97
PSO30MTO1 14,87 24,87 4,77 14,16
RIO30FEL1 0,82 0,59 0,90 0,65
RIO30QUI1 13,93 18,06 37,26 41,77
RIO30SUP1 12,14 4,91 15,05 21,64
RO130CAM1 22,42 11,79 25,41 13,38
RSA30MGT1 6,63 3,28 42,55 43,61
SCE30GRO1 0,20 0,24 0,19 0,26
SLM30AZU1 7,99 2,99 0,17 0,18
SLM30COL1 4,69 1,88 71,84 73,40
SLM30LMC1 22,20 9,54 16,39 23,45
lineas
Cargabilidad (%)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
SUP30DDO1 0,08 0,08 0,08 0,08
VBO30API1 11,18 4,84 14,63 22,00
VBO30BEL1 7,86 11,88 12,51 16,61
VBO30BOA1 6,01 2,55 6,67 2,85
VCT-ELA 0,11 0,11 0,11 0,11
VCT30MLA1 29,64 33,77 33,28 37,12
VCT30SNA1 3,81 1,82 4,03 1,93
Armenia - La Rosa 1 115 29,03 33,16 19,59 24,16
Armenia - Regivit 1 115 27,07 22,73 12,72 12,68
Dorada - Victoria 1 115 24,04 27,00 44,89 43,77
Dosquebradas - La Rosa 1 115 25,71 38,45 61,17 69,38
Dosquebradas - Pavas 115 26,27 19,78 30,36 34,48
Enea - Esmeralda 1 230 27,44 29,94 24,82 23,56
Enea - Manizales 1 115 14,42 16,76 4,10 8,18
Enea - Peralonso 1 115 12,83 9,31 34,10 39,70
Enea - San Felipe 1 230 21,75 29,25 16,59 8,82
Esmeralda - Hermosa 1 230 10,04 7,84 16,29 14,64
Esmeralda - Insula 1 115 34,21 19,07 23,63 30,68
Esmeralda - Irra 1 115 23,49 7,23 44,22 50,34
Esmeralda - Manizales 1 115 29,57 19,44 18,90 22,73
Esmeralda - San Francisco 1 115 42,73 42,14 43,55 43,13
lineas
Cargabilidad (%)




Tabla 20 Cargabilidad de líneas año 2017 y 2022 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
De acuerdo a las tablas anteriores, la inyección de generación al sistema CQR 
trae consigo varios problemas técnicos en cuanto a cargabilidad de líneas 
presentado el mayor aumento en la zona oriente y donde las subestaciones son 
alimentadas radialmente. No obstante, todos los proyectos deben apalancar el 
cambio de las unidades constructivas que van al uso como sustento ante la 
UPME. 
En la tabla 22 se encuentra un resumen de los activos de uso, en este caso las 
líneas que se involucran en la reposición debido a sobrecargas en el sistema. 
Tabla 21 Cargabilidad de líneas afectadas con las condiciones de inyección de generación 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
Esmeralda - Virginia 1 230 9,41 9,12 31,53 32,67
Esmeralda - Virginia 2 230 9,41 9,12 31,53 32,67
Esmeralda - Viterbo 1 115 5,29 6,67 69,45 75,69
Hermosa - Regivit 1 115 43,17 47,16 33,17 37,63
Insula - Manizales 1 115 26,75 20,46 15,30 16,86
Irra - Riosucio 1 115 5,40 2,64 7,72 12,95
Irra - Salamina 1 115 13,83 5,14 22,92 21,74
La Hermosa - La Rosa 1 115 46,05 42,54 37,83 35,48
La Miel - San Felipe 1 230 35,90 43,50 19,17 11,01
La Miel - San Felipe 2 230 35,90 43,50 19,17 11,01
Manizales - Peralonso 1 115 25,10 21,06 38,69 41,52
Manzanares - Victoria 1 115 16,54 26,88 51,50 60,48
Manzares - Peralonso 1 115 16,39 23,07 96,88 88,95
Mariquita - San Felipe 1 115 23,62 22,51 112,95 122,51
Mariquita - Victoria 1 115 18,48 26,43 129,77 139,41
Papeles - Pavas 1 115 50,74 37,37 41,52 41,44
Purnio - Dorada 1 115 14,25 12,06 57,58 66,75
lineas
Cargabilidad (%)





2022 Maxima, minima Sobrecarga en la linea (Miel- Norcasia ) 33 kV entre 335 y 340%
2022 Maxima, minima Alta cargabiliad en la linea (Manzanares- Peralonso ) 115 kV entre 80 y 100%
2022 Maxima, minima Sobrecarga en la linea (Mariquita-San Felipe ) 115 kV entre 120 y 125%







En la tabla 22 se observa que para el año 2017 como para el 2022 los 
transformadores de potencia muestran una cargabilidad por debajo del 80% lo 
que indica que brindan capacidad de transporte suficiente para mantener el 
sistema en condiciones normales. 
Tabla 22 Cargabilidad de transformadores año 2017 y 2022
     
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 23 se muestra que para el 2022 con la inclusión de los proyectos de 
generación, en la zona oriente y suroccidente  se presenta sobrecarga  en el 
transformador de Belalcazar 33/13,2 kV en un 129%, el transformador Purnio 
230/115kV en un 108% lo que implica la repotenciación de los mismos si se 
quiere ingresar toda esta potencia generada.  
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
AGUADAS_33/13.2 54,79 16,34 63,18 19,07
ALTAMAR_33/13.2 39,42 24,71 44,11 27,78
ALTASUIZA_33/13.2 56,88 18,79 65,26 22,02
ANSERMA_33/13.2 49,01 19,18 53,06 21,16
ARANZAZU_33/13.2 21,70 8,04 24,60 9,15
BALBOA_33/13.2 30,36 12,87 33,67 14,41
BELALCAZAR_33/13.2 45,91 20,67 50,80 22,75
BELEN_DE_UMBRIA_33/13.2 65,32 27,68 71,08 30,65
BELLO_HORIZONTE_33/13.2 47,27 32,94 46,31 32,28
BOLIVIA_33/13.2 54,25 25,17 56,12 26,15
CAMPESTRE_33/13.2 54,35 28,57 61,59 32,44
CHINCHINA_33/13.2 46,40 19,36 52,85 22,00
CHIPRE_33/13.2 32,70 13,26 36,87 14,89
COLES_33/13.2 17,86 11,81 20,23 13,55
DORADA_115/33 61,41 42,59 34,94 37,68
DORADA_33/13.2 67,59 38,58 73,43 41,87
DORADA_NORTE_33/13.2 48,88 33,09 52,96 35,86
DORADO_33/13.2 52,09 16,91 57,70 19,25
EL_LLANO_33/13.2 19,84 23,78 23,60 23,32
ENEA_115/33 47,51 19,14 50,29 18,73
ENEA_33/13.2 31,13 14,21 35,03 16,00
Transformadores
Cargabilidad (%)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
FELISA_33/13.2 52,08 38,35 56,86 41,82
FILADELFIA_33/13.2 38,19 15,85 43,40 18,01
FLORENCIA_33/13.2 23,64 9,41 21,80 9,06
GUARATO_33/13.2 59,68 71,67 57,21 78,00
GUARINOCITO_33/13.2 25,82 19,92 27,83 21,51
HERMOSA_115/33 63,50 34,10 61,11 28,76
HERMOSA_33/13.2 50,21 20,87 44,96 14,83
INSULA_33/13.2 26,30 12,06 30,88 13,77
IRRA_115/33 15,33 16,50 42,01 56,78
IRRA_33/13.2 31,94 16,29 35,64 18,42
LA_MERCED_33/13.2 21,28 12,31 23,84 13,89
MANIZALES_115/33 35,65 11,32 35,25 12,87
MANIZALES_33/13.2 16,91 8,75 19,05 9,87
MANUELA_33/13.2 17,98 8,98 20,26 10,04
MANZANARES_115/33 33,15 42,18 29,09 36,09
MANZANARES_33/13.2 37,05 13,73 38,45 14,23
MARGARITA_33/13.2 66,92 33,08 73,26 37,15
MARMATO_33/13.2 14,80 43,11 18,47 42,95
MARQUETALIA_33/13.2 45,96 18,59 48,20 19,44
MARSELLA_33/13.2 31,40 13,89 35,89 15,56
MIEL_33/13.2 9,41 9,27 8,46 8,36
Transformadores
Cargabilidad (%)




Tabla 23 Cargabilidad de transformadores año 2017 y 2022 
    
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 24 muestra un resumen de los activos de uso, en este caso los 
transformadores que se involucran en la reposición debido a sobrecargas en el 
sistema. 
Tabla 24 Cargabilidad de transformadores año 2017 y 2022 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Al igual que las líneas, la cargabilidad de los transformadores del CQR se ven 
afectados ante la inyección de tanta generación, este es el caso de los 
autotransformadores del oriente son los que se deberán repotenciar para sacar 
toda esta potencia al STN 
De estos resultados, se intuye que existen elementos que presentan agotamiento 
en la capacidad nominal permitiendo que, tanto en la operación normal como ante 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
MISTRATO_33/13.2 27,24 13,95 28,30 14,85
NEIRA_33/13.2 25,63 22,95 28,82 25,77
NORCASIA_33/13.2 23,31 15,55 21,26 14,22
PACORA1_33/13.2 41,76 15,82 45,50 17,45
PENSILVANIA_33/13.2 22,41 7,27 23,23 7,47
PERALONSO1_115/33 31,16 8,12 44,38 16,25
PERALONSO2_115/33 31,15 8,12 44,38 16,25
PERALONSO_33/13.2 50,42 19,00 56,89 21,33
PUEBLO_RICO_33/13.2 28,08 11,95 23,93 10,36
QUINCHIA_33/13.2 34,91 13,71 37,83 15,14
RIOSUCIO_115/33 17,77 8,68 25,40 42,65
RIOSUCIO_33/13.2 67,72 23,43 75,09 26,36
RISARALDA_33/13.2 50,00 28,01 111,37 128,88
ROSA1_115/33 34,28 16,74 38,01 18,58
ROSA2_115/33 35,74 17,46 39,62 19,36
ROSA_33/13.2 65,55 28,96 76,55 34,84
SALAMINA_115/33 36,50 13,57 55,98 71,32
SALAMINA_33/13.2 22,02 5,55 25,81 6,58
SAMANA_33/13.2 38,43 18,35 40,65 19,44
SANTA_CECILIA_33/13.2 57,06 26,80 60,64 27,52
Transformadores
Cargabilidad (%)
Año 2017 Año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
SANTUARIO_33/13.2 45,27 20,19 41,77 18,73
SAN_ANTONIO_DEL_CHAMI_33/13.2 52,90 36,04 52,52 38,93
SUPIA_33/13.2 61,40 24,98 67,41 27,82
TRF BQE 33/13.2 kV 11,47 5,64 12,93 6,38
VICTORIA_115/33 34,83 46,73 38,85 51,14
VICTORIA_33/13.2 6,22 2,97 6,64 3,18
VILLAMARIA_33/13.2 66,29 25,93 74,89 29,30
VIRGINIA_33/13.2 68,73 37,28 76,53 41,71
VITERBO_115/33 13,96 17,61 23,48 39,74
VITERBO_33/13.2 49,63 24,83 43,64 20,76
Enea 230/115 34,82 15,99 28,98 38,61
Esmeralda 1 230/115 37,67 13,76 47,36 60,84
Esmeralda 2 230/115 37,67 13,76 47,36 60,84
Hermosa 230/115 60,52 50,78 47,21 43,39
La Virginia 500/230 34,94 31,08 33,56 34,21
San Felipe 230/115 15,60 11,93 51,07 56,05
Virginia 230/115 17,68 17,30 13,00 13,30
Purnio 230/115 12,90 10,93 100,55 108,81
Transformadores
Cargabilidad (%)





2022 Maxima, minima Sobrecarga en el trafo ( Risaralda ) 33/13,2 kV entre el 110 y 130%





contingencias, la operación considere un amplio margen de capacidad para el 
transporte de potencia y en las líneas cercanas, para la redistribución de flujos 
una vez esté operativa las plantas. 
4.2. Análisis ante contingencia n-1 
4.2.1. Tensiones 
En este apartado se muestra un análisis de las tensiones en contingencia de todo 
el sistema CQR donde se tiene un caso base 2017 y un horizonte de análisis a 
2022. En estos analizaremos el comportamiento de   las barras sin y con 
proyectos de generación con el fin de determinar las condiciones de bajas 
tensiones y sobre tensiones en la zona de acuerdo a la cantidad de generación 
inyectada. En las gráficas a continuación se detalla las tensiones que violan los 
limites regulatorio (en color naranja las <0.9 p.u y color purpura las >1.1 p.u).En 
la tabla 25 se observan tensiones fuera de límites en las SE Aguadas, Bello 
Horizonte y Alegrías,  lo que se debe regular con los taps de los transformadores. 
Tabla 25 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DAGU23 0,94 1,04 0,90 0,97 0,90 0,97 0,90 0,98 0,90 0,98
DAGU30 0,91 1,00 0,87 0,94 0,87 0,94 0,88 0,94 0,88 0,94
DALE30 0,92 0,97 0,88 0,94 0,88 0,94 0,88 0,94 0,89 0,95
DAMA23 1,01 1,07 1,03 1,06 1,03 1,06 1,03 1,07 1,03 1,07
DAMA30 0,98 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03
DAMR23 1,02 1,05 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01
DAMR30 0,98 1,02 1,01 1,02 1,01 1,02 1,01 1,03 1,01 1,03
DAPD301 0,99 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02 1,01 1,03
DAZA23 0,95 0,99 0,92 0,97 0,92 0,97 0,92 0,97 0,93 0,97
DAZA30 0,97 1,00 0,94 0,97 0,94 0,98 0,94 0,98 0,95 0,98
DAZU23 0,96 1,01 0,93 0,97 0,93 0,97 0,93 0,98 0,94 0,98
DAZU30 0,97 1,01 0,93 0,97 0,93 0,97 0,93 0,98 0,94 0,98
DBED30 1,00 1,03 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01 1,00 1,02
DBEL23 1,03 1,06 1,02 1,05 1,02 1,05 1,02 1,05 1,03 1,05
DBEL30 1,00 1,03 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01 1,00 1,02
DBEO23 0,91 0,92 1,09 1,12 0,90 0,92 0,92 0,94 0,92 0,94
DBEO30 0,88 0,90 1,06 1,08 0,88 0,89 0,90 0,91 0,90 0,91
DBOA23 0,98 1,01 0,97 0,99 0,97 1,00 0,97 1,00 0,98 1,00
DBOA30 0,99 1,02 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,01
DBOD30 0,94 0,95 1,02 1,04 0,99 1,01 0,99 1,02 1,00 1,02
n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Voltajes (p.u)




En la tabla 26 se observa las tensiones fuera de límites en estado estable en las 
SE Dorada norte y Dorada y ante  contingencia encontramos tensiones fuera de 
límite en las mismas subestaciones,  lo que se debe regular con los taps de los 
transformadores aledaños. 
Tabla 26 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 27 se observa las tensiones fuera de los limites en estado estable en 
las subestaciones El Llano, Florencia y Guarinocito y ante contingencia 
encontramos tensiones fuera de los limite las mismas subestaciones. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DBOL23 0,96 0,99 1,05 1,08 1,02 1,05 1,02 1,05 1,03 1,06
DBOL30 0,94 0,95 1,02 1,04 0,99 1,01 0,99 1,02 1,00 1,02
DBQE23 0,98 1,01 0,96 0,98 0,96 0,98 0,96 0,98 0,96 0,98
DBQE30 0,99 1,01 0,96 0,98 0,96 0,98 0,97 0,99 0,97 0,99
DBUM23 0,99 1,07 1,00 1,06 1,00 1,06 1,00 1,07 1,00 1,07
DBUM30 0,98 1,03 0,99 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03
DCAM23 0,97 1,00 0,95 0,97 0,95 0,97 0,95 0,97 0,95 0,97
DCAM30 0,99 1,01 0,96 0,98 0,96 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98
DCHA23 0,98 1,01 0,94 0,98 0,94 0,98 0,94 0,98 0,95 0,99
DCHA30 0,99 1,02 0,96 0,99 0,96 0,99 0,96 0,99 0,97 1,00
DCHI23 0,96 1,00 0,94 0,97 0,94 0,97 0,94 0,98 0,94 0,98
DCHI30 0,97 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99
DCOD301 0,97 1,02 0,96 0,98 0,96 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98
DCOL23 1,00 1,05 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01
DCOL30 0,97 1,02 0,96 0,98 0,96 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98
DDDO23 0,92 1,00 0,91 0,96 0,92 0,96 0,92 0,96 0,92 0,97
DDDO30 0,94 1,00 0,93 0,97 0,93 0,97 0,93 0,97 0,94 0,97
DDON23 0,90 0,92 1,08 1,11 0,90 0,92 0,91 0,93 0,92 0,94
DDON30 0,88 0,89 1,06 1,08 0,88 0,89 0,90 0,91 0,90 0,91
DDOR23 0,90 0,92 1,08 1,11 0,90 0,92 0,92 0,94 0,92 0,94
DDOR30 0,89 0,90 1,06 1,08 0,89 0,90 0,90 0,91 0,90 0,92
Subestacion
Voltajes (p.u)




Tabla 27 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores  
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 28 se observa las tensiones fuera de los limites en estado estable en 
las subestaciones La Miel y Marquetalia Florencia, lo que se debe regular con los 
taps de los transformadores aledaños. 
Tabla 28 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DELA23 0,91 0,93 1,10 1,12 0,91 0,92 0,93 0,94 0,93 0,95
DELA30 0,88 0,90 1,06 1,08 0,88 0,89 0,90 0,91 0,90 0,91
DENE23 0,97 1,00 0,94 0,98 0,94 0,98 0,94 0,98 0,95 0,98
DENE30 0,98 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98 0,96 0,99
DFEL23 1,00 1,05 0,99 1,02 0,99 1,02 0,99 1,02 1,00 1,02
DFEL30 0,98 1,02 0,98 0,99 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DFIL23 1,00 1,05 0,96 1,01 0,96 1,01 0,96 1,01 0,97 1,02
DFIL30 0,96 1,01 0,93 0,97 0,93 0,97 0,93 0,98 0,94 0,98
DFLR30 0,87 0,89 1,20 1,22 1,03 1,05 1,05 1,07 1,05 1,07
DGCC30 0,97 1,00 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99
DGRO23 0,97 0,99 1,01 1,03 1,01 1,03 1,01 1,03 1,02 1,03
DGRO30 0,99 1,02 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,06
DGTO23 0,91 0,93 1,10 1,12 0,91 0,93 0,93 0,95 0,93 0,95
DGTO30 0,88 0,90 1,06 1,08 0,88 0,89 0,90 0,91 0,90 0,91
DHER23 1,02 1,05 0,99 1,02 0,99 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02
DHER30 0,99 1,02 0,97 0,99 0,97 0,99 0,97 0,99 0,97 0,99
DINS23 1,04 1,07 0,96 0,98 0,96 0,98 0,96 0,99 0,96 0,99
DIRR23 1,02 1,06 1,01 1,03 1,01 1,03 1,01 1,04 1,02 1,04
DIRR30 0,99 1,02 0,98 0,99 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DLFR23 0,90 0,92 1,25 1,27 1,07 1,09 1,09 1,11 1,09 1,11
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 n-1 Purnio año 2022 n-1 San Felipe año 2022 n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DLMC23 0,99 1,05 0,97 1,00 0,97 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DLMC30 0,96 1,01 0,94 0,96 0,94 0,96 0,94 0,97 0,94 0,97
DMAN23 0,98 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98 0,96 0,99
DMAN30 0,98 1,01 0,96 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99 0,96 0,99
DMAR23 1,04 1,06 1,00 1,02 1,00 1,03 1,00 1,03 1,00 1,03
DMAR30 1,00 1,02 0,96 0,99 0,96 0,99 0,96 0,99 0,97 1,00
DMAZ23 0,94 0,95 1,02 1,04 0,99 1,01 0,99 1,01 1,00 1,02
DMAZ30 0,94 0,96 1,03 1,04 0,99 1,01 1,00 1,02 1,01 1,02
DMEL23 0,87 0,89 1,14 1,16 0,97 0,98 0,99 1,00 0,99 1,00
DMEL30 0,87 0,89 1,15 1,17 0,97 0,99 0,99 1,00 0,99 1,01
DMGT23 0,99 1,06 1,00 1,03 1,00 1,03 1,00 1,04 1,00 1,04
DMGT30 0,97 1,03 0,98 1,00 0,98 1,01 0,98 1,01 0,98 1,01
DMLA23 0,99 1,01 1,07 1,10 1,03 1,06 1,04 1,06 1,04 1,07
DMLA30 0,96 0,98 1,04 1,06 1,01 1,03 1,01 1,02 1,01 1,03
DMLD30 0,96 0,98 1,04 1,06 1,01 1,02 1,01 1,02 1,01 1,03
DMNA23 1,03 1,06 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,98
DMNA30 0,99 1,02 0,96 0,99 0,96 0,99 0,96 0,99 0,97 0,99
DMND30 0,99 1,02 0,96 0,99 0,96 0,99 0,96 0,99 0,97 1,00
DMTO23 0,96 1,00 0,93 0,97 0,93 0,97 0,93 0,98 0,94 0,98
DMTO30 0,98 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99 0,96 0,99
Subestacion
Voltajes (p.u)




En la tabla 29 se observa las tensiones fuera de límites en  estado estable en las 
SE Mistrato, Norcasia y Pacora y ante  contingencia encontramos tensiones fuera 
de límite en las subestaciones Mistrato, Norcasia, Pacora y Pueblo Rico,  lo que 
se debe regular con los taps de los Transformadores aledaños 
Tabla 29 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 30 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DMTT23 1,02 1,07 1,08 1,11 1,08 1,11 1,08 1,11 1,08 1,11
DMTT30 0,98 1,03 1,04 1,07 1,04 1,07 1,04 1,07 1,04 1,07
DNRA23 1,00 1,04 0,97 1,01 0,97 1,01 0,97 1,02 0,98 1,02
DNRA30 0,97 1,00 0,94 0,98 0,94 0,98 0,94 0,98 0,95 0,99
DNSA23 0,90 0,92 1,25 1,27 1,08 1,09 1,09 1,11 1,09 1,11
DNSA30 0,87 0,89 1,20 1,22 1,04 1,05 1,05 1,07 1,06 1,07
DPR123 0,99 1,05 1,00 1,03 1,01 1,03 1,01 1,03 1,01 1,04
DPRA30 0,97 1,01 0,98 0,99 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DPRC30 0,88 0,90 1,06 1,08 0,88 0,89 0,90 0,91 0,90 0,91
DPRO23 1,03 1,06 1,07 1,10 1,07 1,10 1,07 1,10 1,08 1,10
DPRO30 0,99 1,02 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,06 1,04 1,06
DPSO23 0,95 1,00 0,92 0,97 0,92 0,97 0,92 0,98 0,93 0,98
DPSO30 0,97 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99 0,96 0,99
DPSV23 0,97 0,99 1,06 1,08 1,03 1,05 1,03 1,06 1,04 1,06
DPSV30 0,93 0,95 1,02 1,04 0,99 1,01 0,99 1,01 1,00 1,02
DQUI23 1,01 1,07 1,02 1,06 1,03 1,06 1,03 1,06 1,03 1,07
DQUI30 0,98 1,02 0,99 1,02 0,99 1,02 1,00 1,02 1,00 1,03
DRIO23 1,02 1,06 1,01 1,03 1,01 1,04 1,01 1,04 1,02 1,04
DRIO30 0,98 1,02 0,98 0,99 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DRO130 0,99 1,01 0,97 0,98 0,97 0,98 0,97 0,99 0,97 0,99
DRO230 0,99 1,01 0,97 0,98 0,97 0,98 0,97 0,99 0,97 0,99
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 n-1 Purnio año 2022 n-1 San Felipe año 2022 n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DROS23 0,97 1,00 0,94 0,96 0,94 0,97 0,94 0,97 0,94 0,97
DRSA23 1,00 1,07 1,03 1,06 1,03 1,07 1,03 1,07 1,04 1,07
DRSA30 0,98 1,03 0,99 1,02 0,99 1,02 0,99 1,02 0,99 1,02
DSCE23 1,02 1,05 1,06 1,09 1,06 1,09 1,06 1,09 1,06 1,09
DSCE30 0,99 1,02 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,06
DSCH23 0,96 1,02 1,02 1,05 1,02 1,05 1,02 1,05 1,02 1,06
DSCH30 0,98 1,03 1,04 1,07 1,04 1,07 1,04 1,07 1,04 1,07
DSIO23 1,02 1,05 1,03 1,06 1,03 1,06 1,04 1,06 1,04 1,07
DSIO30 0,99 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02 1,00 1,03
DSLM23 1,01 1,06 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00
DSLM30 0,97 1,02 0,94 0,96 0,95 0,96 0,95 0,96 0,95 0,96
DSNA23 0,96 0,98 1,05 1,07 1,00 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02
DSNA30 0,93 0,95 1,01 1,03 0,97 0,99 0,97 0,98 0,97 0,99
DSUP23 1,00 1,05 1,00 1,03 1,00 1,04 1,01 1,04 1,01 1,04
DSUP30 0,97 1,02 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,00 0,98 1,01
DVBO23 1,03 1,06 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,05 1,03 1,05
DVBO30 1,00 1,02 0,99 1,01 0,99 1,01 0,99 1,01 1,00 1,01
DVCT23 0,94 0,95 1,02 1,03 0,97 0,99 0,97 0,98 0,98 0,99
DVCT30 0,94 0,95 1,02 1,03 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 0,99
DVIR23 1,03 1,06 1,01 1,04 1,02 1,05 1,02 1,05 1,02 1,05
DVIR30 1,00 1,03 0,99 1,01 1,00 1,02 1,00 1,02 1,00 1,02
DVMA23 1,01 1,04 0,98 1,01 0,98 1,01 0,98 1,02 0,99 1,02
DVMA30 0,98 1,01 0,95 0,98 0,95 0,98 0,95 0,99 0,96 0,99
Subestacion
Voltajes (p.u)




En la tabla 31 se observa las tensiones fuera de límites en  estado estable en la 
SE de Puerto Salgar y ante  contingencia encontramos tensiones fuera de límite 
en las subestaciones de Puerto Salgar y Dorada,  lo que se debe regular con los 
taps de los Transformadores aledaños 
Tabla 31 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 32 se observa las tensiones fuera de límites en  contingencia en la SE 
de Purnio,  lo que se debe regular con los taps de los Transformadores aledaños 
Tabla 32 Tensiones de las subestaciones ante contingencias de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
El Eden 33 kV 0,96 0,98 1,05 1,06 1,01 1,03 1,01 1,03 1,01 1,03
Nodo 1 Eden_13.8 kV 0,93 0,94 1,01 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 0,99
Nodo 2 Eden_13.8 kV 0,93 0,94 1,01 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 0,99
PCH El Eden 33 kV 0,97 0,99 1,05 1,07 1,02 1,04 1,02 1,04 1,02 1,04
XPSA30 0,87 0,88 1,05 1,07 0,87 0,88 0,89 0,90 0,89 0,90
Armenia 115 0,98 0,99 0,96 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97
Cuba 115 0,99 1,01 0,97 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98
Dorada 115 0,92 0,92 1,09 1,10 0,93 0,93 0,94 0,95 0,94 0,95
Dosquebradas 115 1,00 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 0,99
Enea 115 1,00 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,97 1,00 0,98 1,00
Enea 220 1,04 1,05 1,02 1,02 1,02 1,03 1,02 1,03 1,02 1,03
Esmeralda CQR 115 1,02 1,03 0,99 1,00 1,00 1,00 1,00 1,01 1,00 1,01
Hermosa 115 1,02 1,03 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00
Hermosa 220 1,04 1,05 1,01 1,01 1,01 1,02 1,01 1,02 1,01 1,02
Insula CQR 115 1,01 1,03 0,98 1,00 0,98 1,00 0,99 1,00 0,99 1,01
Irra 115 1,00 1,03 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00
La Rosa 115 1,01 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 1,00 0,99 1,00
Manizales 115 1,00 1,02 0,98 0,99 0,98 0,99 0,98 1,00 0,98 1,00
Manzanares 115 0,96 0,97 1,04 1,06 1,02 1,03 1,02 1,04 1,03 1,04
Mariquita 115 0,95 0,95 0,97 0,97 0,96 0,97 0,95 0,96 0,96 0,96
Papeles 115 1,03 1,04 1,00 1,01 1,00 1,01 1,00 1,01 1,00 1,01
Pavas 115 1,02 1,03 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00
Subestacion
Voltajes (p.u)
Año 2017 n-1 Purnio año 2022 n-1 San Felipe año 2022 n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
Peralonso 115 0,99 1,01 0,97 0,99 0,97 0,99 0,97 1,00 0,98 1,00
Regivit 115 0,98 0,99 0,97 0,97 0,97 0,97 0,97 0,98 0,97 0,98
Rio Sucio 115 1,00 1,03 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,00 0,99 1,01
Salamina 115 0,99 1,03 0,97 0,98 0,97 0,98 0,97 0,98 0,98 0,98
San Felipe 115 0,95 0,95 0,94 0,94 0,96 0,97 0,95 0,95 0,95 0,95
San Felipe 220 1,04 1,04 0,94 0,94 1,04 1,04 1,04 1,04 1,03 1,04
Victoria CQR 115 0,94 0,95 1,02 1,03 0,97 0,98 0,97 0,98 0,98 0,98
Virginia 110 1,07 1,07 1,04 1,05 1,04 1,05 1,05 1,05 1,05 1,05
Viterbo 115 1,02 1,03 1,01 1,02 1,01 1,02 1,01 1,02 1,01 1,02
Purnio 115 0,91 0,91 1,09 1,11 0,92 0,92 0,94 0,94 0,93 0,94
Subestacion
Voltajes (p.u)





En este apartado se observa el comportamiento de los equipos en cuanto a 
cargabilidad ante la contingencia de los activos más importantes del sistema 
como son los autotransformadores, ya que estos son el equipo de conexión entre 
el STN y STR y sus flujos ocasionan que las diferentes zonas se conviertan en 
sistemas confiables y seguros. Las tablas que no se comenten es debido a que 
no tiene información de relevancia que nos de señales para el diagnostico 
De acuerdo con los resultados de flujo de carga, se resalta lo siguiente, de 
acuerdo a cada contingencia de conexión: 
Líneas 
Tabla 33 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 34 se observa alta cargabilidad para el 2022 en la línea Dorada- La 
Miel, debido a contingencia en el autotransformador de San Felipe 230/115 kV, 
Enea 230/115 kV y Esmeralda 230/115 kV, lo que indica que se debe repotenciar   
y brindar una adecuada capacidad de conducción. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
AGU30PRA1 9,04 2,70 10,50 3,17 10,48 3,16 10,46 3,16 10,45 3,15
AMA30BUM1 8,62 3,65 9,46 4,08 9,44 4,07 9,43 4,06 9,40 4,05
AMA30MTT1 3,18 1,63 60,73 60,64 60,65 60,53 60,59 60,40 60,39 60,22
AMA30QUI1 18,11 20,19 23,03 23,54 22,69 23,17 22,70 23,32 22,27 22,69
AMA30RSA1 9,86 5,01 33,89 33,66 34,68 34,47 34,60 33,84 35,27 35,16
API30PRO1 3,85 1,73 22,74 24,11 22,72 24,07 22,69 24,02 22,64 23,96
AZA30MTO1 29,36 23,18 30,50 24,45 30,62 24,60 29,29 21,91 30,46 24,63
AZU30FIL1 3,78 1,57 4,34 1,80 4,34 1,80 4,35 1,79 4,30 1,79
BEO-PERICO 0,44 0,47 0,43 0,43 0,47 0,47 0,47 0,46 0,46 0,46
BOD30PSV1 4,44 1,44 4,51 1,46 4,65 1,49 4,62 1,48 4,61 1,48
BOL30BOD1 5,37 2,49 5,45 2,54 5,62 2,61 5,59 2,60 5,56 2,59
Bel-Virg 1_33 kV 14,84 15,91 13,27 14,69 13,25 14,66 13,23 14,63 13,20 14,59
COD-PRA 34,60 10,11 40,21 11,95 40,12 11,92 40,05 11,90 40,01 11,88
COD-PRA2 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
COL30COD1 0,59 0,39 0,67 0,45 0,67 0,45 0,67 0,45 0,67 0,45
COL30COD2 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01
DAPI30SIO1 7,47 3,33 6,94 3,11 6,93 3,11 6,92 3,10 6,90 3,09
lineas Año 2017 n-1 Purnio año 2022
Cargabilidad (%)




Tabla 34 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 35 se observa alta cargabilidad para el 2022 en la línea Miel-Norcasia 
33 kV, debido a contingencia en el autotransformador de Purnio 230/115 kV, San 
Felipe 230/115 kV, Enea 230/115 kV y Esmeralda 230/115 kV, lo que indica que 
se debe repotenciar   y brindar una adecuada capacidad de conducción. 
Tabla 35 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
DDO30LMC1 20,15 8,38 17,61 24,67 17,57 24,61 17,55 24,57 17,53 24,54
DOR-GTO 2,18 1,78 1,97 1,56 2,39 1,91 2,34 1,87 2,33 1,86
DOR30DON1 9,68 6,55 8,91 6,03 10,74 7,27 10,52 7,12 10,50 7,11
DOR30MEL1 4,99 3,26 75,86 75,82 87,98 88,20 86,59 86,80 86,43 86,66
DOR30PSA1 29,72 29,35 24,74 24,32 29,76 29,38 29,17 28,79 29,10 28,73
ENE30AZA1 15,22 7,19 15,13 10,28 15,67 10,31 16,04 7,08 15,77 9,35
ENE30AZA3 14,65 6,92 14,56 9,90 15,09 9,93 15,44 6,81 15,19 9,00
INS30AMR1 0,16 0,17 0,16 0,16 0,16 0,16 0,16 0,16 0,16 0,16
INS30CHA1 33,98 15,72 36,45 15,49 36,73 15,77 36,82 15,44 36,50 15,86
INS30MGT1 0,25 0,26 35,55 39,76 36,33 40,57 36,23 39,93 37,00 41,28
IRR30AMA1 19,07 30,14 47,81 58,55 47,23 57,88 47,22 58,10 46,53 57,04
IRR30AMR1 7,81 4,89 24,46 27,09 24,43 27,03 24,40 26,98 24,34 26,91
IRR30QUI1 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
LMC30FEL1 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09 0,09
MAN30CHA1 25,35 23,65 16,38 15,72 18,42 17,83 18,50 16,63 22,12 22,23
MAN30CHI1 25,11 14,64 18,65 6,01 19,71 6,71 20,30 6,56 20,34 7,58
MAN30MND1 24,32 19,17 18,48 13,50 19,99 15,05 20,11 14,12 22,38 18,09
MAN30MTO1 23,28 5,71 19,58 5,71 20,47 5,22 20,83 5,30 21,48 3,67
MAN30MTO2 25,80 6,33 21,70 6,33 22,68 5,78 23,09 5,88 23,81 4,07
MAN30VMA1 13,13 5,14 14,98 5,86 14,98 5,86 14,99 5,83 14,85 5,81
MAZ30BOD1 9,76 3,84 9,91 3,90 10,22 4,00 10,16 3,98 10,12 3,97
lineas
Cargabilidad (%)
Año 2017 n-1 Purnio año 2022 n-1 San Felipe año 2022 n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
MEL30NSA1 14,41 7,85 294,93 294,73 342,04 342,83 336,62 337,40 336,03 336,87
MLA30MLD1 29,64 33,77 24,08 27,19 28,14 31,33 33,82 37,92 33,44 37,33
MND30MNA1 3,67 1,88 3,93 2,02 3,93 2,02 3,93 2,01 3,90 2,00
MTT30SCH1 0,55 0,37 0,55 0,41 0,55 0,41 0,55 0,41 0,55 0,40
Manzanares-EL Eden 33 kV 51,17 47,35 52,31 50,12 50,80 48,34 42,37 38,93 42,83 39,69
Marquetalia-EL Eden 33 kV 49,66 52,14 41,85 42,60 48,16 48,83 56,40 58,48 55,84 57,62
NRA30AZU1 0,20 0,21 9,17 3,48 9,18 3,48 9,18 3,46 9,10 3,45
NSA30FLR1 1,56 0,62 1,27 0,54 1,46 0,61 1,44 0,60 1,44 0,60
PRA30COL1 4,14 1,57 72,79 74,23 72,67 74,06 72,57 73,93 72,50 73,86
PRO30SCE1 1,11 0,64 1,17 0,68 1,17 0,68 1,17 0,67 1,16 0,67
PSO30AZA1 32,67 17,55 44,34 29,41 43,37 28,44 40,36 23,72 41,24 26,20
PSO30CHI1 11,50 3,45 25,37 13,50 23,98 12,09 22,87 11,61 21,54 9,91
PSO30GCC1 2,42 2,07 4,89 7,04 4,90 7,04 4,90 7,01 4,84 6,98
PSO30MTO1 14,87 24,87 3,27 9,20 2,31 10,78 3,82 12,88 5,25 14,91
RIO30FEL1 0,82 0,59 0,90 0,66 0,90 0,65 0,90 0,65 0,90 0,65
RIO30QUI1 13,93 18,06 38,05 42,65 37,70 42,26 37,68 42,38 37,31 41,79
RIO30SUP1 12,14 4,91 15,16 21,81 15,14 21,76 15,12 21,71 15,07 21,65
RO130CAM1 22,42 11,79 25,56 13,47 25,52 13,44 25,48 13,42 25,46 13,41
RSA30MGT1 6,63 3,28 41,25 42,20 42,04 42,99 41,95 42,34 42,59 43,64
SCE30GRO1 0,20 0,24 0,19 0,26 0,19 0,26 0,19 0,26 0,19 0,26
SLM30AZU1 7,99 2,99 0,17 0,18 0,17 0,18 0,17 0,18 0,17 0,18
SLM30COL1 4,69 1,88 72,24 73,87 72,11 73,70 72,02 73,58 71,95 73,50
lineas
Cargabilidad (%)




En la tabla 36 se observa alta cargabilidad para el 2022 en la línea Dorada -
Victoria 15 kV, debido a contingencia en el autotransformador de Purnio 230/115 
kV, lo que indica que se debe repotenciar   y brindar una adecuada capacidad de 
conducción. 
Tabla 36 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 37 se observa sobrecarga para el 2022 en la línea Manzanares-
Peralonso 115 kV, debido a contingencia en el autotransformador de Purnio 
230/115, San Felipe 230/115 kV, sobrecarga en la línea Mariquita-San Felipe 115 
kV, debido a contingencia en el autotransformador de Purnio 230/115, Enea 
230/115 kV y Esmeralda 230/115 kV,  sobrecarga en la línea Mariquita-Victoria 
115 kV, debido a contingencia en el autotransformador de Purnio 230/115, Enea 
230/115 kV y Esmeralda 230/115 kV lo que indica que se debe repotenciar todas 
estas líneas    y brindar una adecuada capacidad de conducción. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
SLM30LMC1 22,20 9,54 16,51 23,61 16,47 23,56 16,44 23,51 16,42 23,49
SUP30DDO1 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08 0,08
VBO30API1 11,18 4,84 14,72 22,16 14,70 22,11 14,69 22,07 14,65 22,01
VBO30BEL1 7,86 11,88 12,60 16,74 12,58 16,70 12,57 16,66 12,53 16,61
VBO30BOA1 6,01 2,55 6,71 2,88 6,70 2,87 6,70 2,86 6,68 2,86
VCT-ELA 0,11 0,11 0,13 0,13 0,11 0,11 0,11 0,11 0,11 0,11
VCT30MLA1 29,64 33,77 24,10 27,21 28,17 31,37 33,84 37,94 33,46 37,35
VCT30SNA1 3,81 1,82 3,86 1,85 4,04 1,92 4,04 1,93 4,03 1,93
Armenia - La Rosa 1 115 29,03 33,16 19,97 24,64 19,63 24,28 19,55 24,39 20,26 25,15
Armenia - Regivit 1 115 27,07 22,73 12,96 12,97 12,92 12,91 12,55 12,47 12,35 12,22
Dorada - Victoria 1 115 24,04 27,00 152,84 158,86 41,14 47,96 43,18 42,01 44,43 43,25
Dosquebradas - La Rosa 1 115 25,71 38,45 62,69 71,07 61,52 69,82 61,43 70,19 63,12 72,02
Dosquebradas - Pavas 115 26,27 19,78 32,52 36,92 31,46 35,62 31,39 35,86 32,42 37,26
Enea - Esmeralda 1 230 27,44 29,94 28,94 27,99 23,61 22,21 22,98 20,42 25,92 24,99
Enea - Manizales 1 115 14,42 16,76 6,28 10,61 7,36 11,71 10,59 10,51 8,55 13,83
Enea - Peralonso 1 115 12,83 9,31 54,34 61,71 49,59 56,29 27,41 29,90 35,83 41,95
Enea - San Felipe 1 230 21,75 29,25 17,07 9,31 14,11 7,93 16,86 9,36 16,63 8,89
Esmeralda - Hermosa 1 230 10,04 7,84 16,42 14,81 16,37 14,75 16,45 14,69 15,90 14,14
Esmeralda - Insula 1 115 34,21 19,07 33,47 43,89 30,61 38,82 32,22 42,57 21,62 26,16
Esmeralda - Irra 1 115 23,49 7,23 42,10 48,09 43,54 49,65 43,39 49,12 41,47 46,89
Esmeralda - Manizales 1 115 29,57 19,44 28,49 35,12 25,55 30,42 27,12 33,94 16,92 18,63
lineas
Cargabilidad (%)




Tabla 37 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 38 se resume las líneas que se deben repotenciar ante sobrecargas 
producidas por contingencias de alguno de los activos del sistema. 
Tabla 38 Cargabilidad de líneas ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Transformadores 
En este apartado se muestra los resultados de cargabilidad de los 
transformadores de potencia debido a la inyección de generación en todo el 
sistema CHEC, lo cual da señales de expansión de infraestructura. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
Esmeralda - San Francisco 1 115 42,73 42,14 43,83 43,46 43,77 43,36 43,72 43,27 43,61 43,15
Esmeralda - Virginia 1 230 9,41 9,12 33,42 34,79 31,88 33,07 31,50 32,61 31,07 32,09
Esmeralda - Virginia 2 230 9,41 9,12 33,42 34,79 31,88 33,07 31,50 32,61 31,07 32,09
Esmeralda - Viterbo 1 115 5,29 6,67 69,90 76,26 69,80 76,10 69,72 75,94 69,54 75,72
Hermosa - Regivit 1 115 43,17 47,16 33,87 38,41 33,35 37,88 33,20 37,97 34,09 38,93
Insula - Manizales 1 115 26,75 20,46 25,16 29,02 21,98 24,45 23,56 27,91 13,22 13,02
Irra - Riosucio 1 115 5,40 2,64 7,92 13,19 7,83 13,09 7,83 13,11 7,73 12,96
Irra - Salamina 1 115 13,83 5,14 20,25 19,18 21,63 20,31 21,47 20,16 20,73 20,14
La Hermosa - La Rosa 1 115 46,05 42,54 38,28 35,97 37,95 35,62 37,88 35,69 38,37 36,23
La Miel - San Felipe 1 230 35,90 43,50 13,33 7,18 22,63 14,41 19,29 11,25 19,19 11,05
La Miel - San Felipe 2 230 35,90 43,50 13,33 7,18 22,63 14,41 19,29 11,25 19,19 11,05
Manizales - Peralonso 1 115 25,10 21,06 62,08 66,95 54,81 58,81 42,59 46,92 36,18 38,33
Manzanares - Victoria 1 115 16,54 26,88 25,22 27,82 36,29 40,98 52,26 63,20 52,03 61,31
Manzares - Peralonso 1 115 16,39 23,07 143,81 139,69 129,32 124,67 94,72 84,82 95,99 87,75
Mariquita - San Felipe 1 115 23,62 22,51 218,27 236,46 15,19 15,03 115,59 126,44 113,75 123,54
Mariquita - Victoria 1 115 18,48 26,43 236,38 254,60 34,62 34,26 132,24 143,24 130,55 140,42
Papeles - Pavas 1 115 50,74 37,37 43,92 44,53 43,09 43,18 42,98 43,23 43,30 44,21
Purnio - Dorada 1 115 14,25 12,06 46,61 46,14 86,46 98,77 58,06 67,78 57,83 67,10
lineas
Cargabilidad (%)





2022 Maxima, minima Trafo San Felipe, Enea, Esmeralda Cargabilidad alta en la linea ( Dorada- Miel ) 33 kV entre el 80 y 90%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio, San Felipe, Enea, Esmeralda Sobrecarga en la linea (Miel- Norcasia ) 33 kV entre 390 y 440%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio Sobrecarga en la linea (Dorada-Victoria) 115 kV  entre 390 y 440%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio, San Felipe, Enea, Esmeralda Sobrecarga en la linea (Manzanares- Peralonso ) 115 kV entre 120 y 145%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio, Enea, Esmeralda Sobrecarga en la linea (Mariquita-San Felipe ) 115 kV entre 110 y 240%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio, Enea, Esmeralda Sobrecarga en la linea (Mariquita-Victoria ) 115 kV entre 130 y 155%





Tabla 39 Cargabilidad de transformadores ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En las tablas 39 y 40 se observa que a pesar de la cantidad de potencia inyectada 
la capacidad de los transformadores es suficiente para dar la confiabilidad que 
se requiere, ya sea en estado estable como ante contingencia 
Tabla 40 Cargabilidad de transformadores ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
La tabla 41 se observa sobrecarga del transformador de Risaralda a partir del 
2021, ya sea en estado estable como en contingencia esto debido al crecimiento 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
AGUADAS_33/13.2 54,79 16,34 63,63 19,20 63,49 19,16 63,38 19,12 63,31 19,10
ALTAMAR_33/13.2 39,42 24,71 44,39 27,99 44,32 27,93 44,27 27,88 44,16 27,80
ALTASUIZA_33/13.2 56,88 18,79 65,94 22,26 65,96 22,25 66,01 22,14 65,37 22,05
ANSERMA_33/13.2 49,01 19,18 53,44 21,32 53,37 21,28 53,32 21,24 53,12 21,17
ARANZAZU_33/13.2 21,70 8,04 24,84 9,23 24,86 9,23 24,87 9,19 24,64 9,16
BALBOA_33/13.2 30,36 12,87 33,90 14,52 33,85 14,49 33,81 14,46 33,72 14,42
BELALCAZAR_33/13.2 45,91 20,67 51,14 22,92 51,07 22,87 51,01 22,83 50,87 22,76
BELEN_DE_UMBRIA_33/13.2 65,32 27,68 71,62 30,89 71,52 30,83 71,45 30,76 71,17 30,67
BELLO_HORIZONTE_33/13.2 47,27 32,94 39,79 27,77 47,34 32,97 46,44 32,36 46,34 32,31
BOLIVIA_33/13.2 54,25 25,17 55,03 25,68 56,77 26,38 56,40 26,23 56,17 26,17
CAMPESTRE_33/13.2 54,35 28,57 61,95 32,65 61,84 32,57 61,74 32,51 61,69 32,49
CHINCHINA_33/13.2 46,40 19,36 53,37 22,23 53,32 22,19 53,30 22,12 52,91 22,01
CHIPRE_33/13.2 32,70 13,26 37,24 15,05 37,26 15,04 37,27 14,97 36,93 14,91
COLES_33/13.2 17,86 11,81 20,34 13,63 20,31 13,60 20,28 13,58 20,26 13,57
DORADA_115/33 61,41 42,59 25,55 30,61 36,62 38,89 35,15 37,83 34,99 37,73
DORADA_33/13.2 67,59 38,58 62,21 35,46 75,20 42,85 73,65 41,99 73,49 41,91
DORADA_NORTE_33/13.2 48,88 33,09 44,99 30,46 54,22 36,69 53,13 35,96 53,01 35,89
DORADO_33/13.2 52,09 16,91 58,05 19,37 57,94 19,33 57,85 19,29 57,79 19,27
EL_LLANO_33/13.2 19,84 23,78 20,55 20,25 24,09 23,80 23,66 23,38 23,62 23,34
ENEA_115/33 47,51 19,14 49,28 17,71 49,81 18,21 51,30 19,71 49,97 18,33
ENEA_33/13.2 31,13 14,21 35,39 16,18 35,38 16,16 35,44 16,09 35,08 16,02
Transformadores
Cargabilidad (%)
Año 2017 n-1 Purnio año 2022 n-1 San Felipe año 2022 n-1 Enea año 2022 n-1 Esmeralda año 2022
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
FELISA_33/13.2 52,08 38,35 57,25 42,14 57,15 42,05 57,09 41,96 56,93 41,85
FILADELFIA_33/13.2 38,19 15,85 43,83 18,19 43,86 18,19 43,88 18,11 43,47 18,03
FLORENCIA_33/13.2 23,64 9,41 19,27 8,12 22,19 9,21 21,85 9,08 21,81 9,07
GUARATO_33/13.2 59,68 71,67 57,53 78,52 57,45 78,38 57,40 78,23 57,27 78,02
GUARINOCITO_33/13.2 25,82 19,92 23,85 18,43 28,45 21,98 27,91 21,57 27,85 21,53
HERMOSA_115/33 63,50 34,10 61,51 28,97 61,34 28,86 61,24 28,84 61,31 28,94
HERMOSA_33/13.2 50,21 20,87 45,22 14,92 45,14 14,89 45,07 14,86 45,03 14,85
INSULA_33/13.2 26,30 12,06 31,16 13,91 31,14 13,88 31,12 13,84 30,92 13,78
IRRA_115/33 15,33 16,50 43,05 57,98 42,60 57,46 42,58 57,61 42,07 56,81
IRRA_33/13.2 31,94 16,29 35,88 18,55 35,82 18,51 35,78 18,48 35,69 18,43
LA_MERCED_33/13.2 21,28 12,31 23,98 13,98 23,94 13,95 23,91 13,92 23,88 13,91
MANIZALES_115/33 35,65 11,32 34,16 13,81 34,93 13,78 35,45 13,20 35,58 12,80
MANIZALES_33/13.2 16,91 8,75 19,23 9,96 19,23 9,96 19,24 9,92 19,08 9,88
MANUELA_33/13.2 17,98 8,98 20,45 10,13 20,45 10,12 20,44 10,08 20,29 10,04
MANZANARES_115/33 33,15 42,18 34,44 45,12 34,59 43,90 28,31 35,05 28,91 35,81
MANZANARES_33/13.2 37,05 13,73 37,72 13,98 38,87 14,35 38,63 14,27 38,47 14,24
MARGARITA_33/13.2 66,92 33,08 73,87 37,47 73,79 37,41 73,74 37,30 73,36 37,17
MARMATO_33/13.2 14,80 43,11 18,64 43,40 18,65 43,38 18,65 43,18 18,49 43,00
MARQUETALIA_33/13.2 45,96 18,59 46,77 18,89 48,48 19,49 48,42 19,50 48,24 19,46
MARSELLA_33/13.2 31,40 13,89 36,21 15,71 36,18 15,68 36,16 15,64 35,93 15,57
Transformadores
Cargabilidad (%)




vegetativo de las cargas asociadas a esta subestación, lo que se recomienda 
cambiar por uno de mayor capacidad de acuerdo al crecimiento de la demanda.  
Tabla 41 Cargabilidad de transformadores ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 42 se observa una de las situaciones más críticas que se perciben por 
la inyección de generación, y es la sobrecarga de los autotransformadores de 
San Felipe 230/115 kV ante la indisponibilidad de autotransformador de Purnio y 
la sobrecarga del autotransformador de Purnio 230/115 kV ante la 
indisponibilidad de los autotransformadores de San Felipe, Enea y Esmeralda. 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
MIEL_33/13.2 9,41 9,27 7,55 7,45 8,61 8,50 8,48 8,38 8,46 8,37
MISTRATO_33/13.2 27,24 13,95 28,49 14,95 28,45 14,93 28,43 14,90 28,33 14,86
NEIRA_33/13.2 25,63 22,95 29,10 26,03 29,12 26,03 29,13 25,91 28,87 25,81
NORCASIA_33/13.2 23,31 15,55 18,80 12,61 21,63 14,46 21,30 14,25 21,27 14,23
PACORA1_33/13.2 41,76 15,82 45,75 17,56 45,67 17,52 45,61 17,49 45,57 17,48
PENSILVANIA_33/13.2 22,41 7,27 22,79 7,35 23,49 7,52 23,35 7,49 23,25 7,47
PERALONSO1_115/33 31,16 8,12 48,30 19,77 46,74 18,19 44,89 16,47 44,26 16,06
PERALONSO2_115/33 31,15 8,12 48,30 19,77 46,73 18,19 44,89 16,47 44,26 16,06
PERALONSO_33/13.2 50,42 19,00 57,45 21,54 57,49 21,54 57,52 21,44 56,98 21,35
PUEBLO_RICO_33/13.2 28,08 11,95 24,07 10,43 24,04 10,41 24,02 10,39 23,95 10,37
QUINCHIA_33/13.2 34,91 13,71 38,09 15,25 38,03 15,22 37,99 15,19 37,88 15,15
RIOSUCIO_115/33 17,77 8,68 26,06 43,46 25,79 43,12 25,78 43,19 25,43 42,68
RIOSUCIO_33/13.2 67,72 23,43 75,61 26,57 75,49 26,51 75,40 26,45 75,19 26,38
RISARALDA_33/13.2 50,00 28,01 112,21 129,97 112,07 129,72 111,98 129,39 111,51 128,95
ROSA1_115/33 34,28 16,74 38,22 18,69 38,16 18,66 38,10 18,62 38,05 18,58
ROSA2_115/33 35,74 17,46 39,84 19,48 39,78 19,45 39,72 19,41 39,67 19,37
ROSA_33/13.2 65,55 28,96 77,00 35,07 76,86 34,99 76,73 34,93 76,67 34,90
SALAMINA_115/33 36,50 13,57 56,32 71,80 56,22 71,63 56,13 71,50 56,07 71,43
SALAMINA_33/13.2 22,02 5,55 25,96 6,61 25,91 6,60 25,87 6,59 25,85 6,58
SAMANA_33/13.2 38,43 18,35 39,03 18,70 40,76 19,43 40,82 19,51 40,68 19,46
Transformadores
Cargabilidad (%)




Tabla 42 Cargabilidad de transformadores ante contingencia de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En la tabla 43 se resume los transformadores que se deben repotenciar ante 
sobrecargas producidas por contingencias de alguno de los activos del sistema. 
Tabla 43 Resultados de cargabilidad de transformadores ante n-1 de los autotransformadores 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Es evidente que para la evacuación de toda la generación se debe hacer a través 
de los autotransformadores, los cuales muestran que ante una contingencia no 
se encuentran en capacidad de evacuar toda esta potencia, por lo cual se deben 
repotenciar los transformadores o conectar otro en paralelo. 
4.3. Pérdidas de energía eléctrica 
La economía de la red eléctrica está ligada a su dimensionamiento y a su 
operación, en particular a las pérdidas que en ella se producen. Las pérdidas 
representan un serio problema que se refleja en la deficiencia operativa de las 
Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid Max Hid Min Hid
SANTA_CECILIA_33/13.2 57,06 26,80 61,03 27,71 60,94 27,66 60,88 27,61 60,72 27,53
SANTUARIO_33/13.2 45,27 20,19 42,06 18,87 41,99 18,83 41,94 18,79 41,83 18,74
SAN_ANTONIO_DEL_CHAMI_33/13.2 52,90 36,04 52,87 39,20 52,80 39,13 52,76 39,05 52,58 38,95
SUPIA_33/13.2 61,40 24,98 67,88 28,03 67,77 27,97 67,69 27,91 67,50 27,84
TRF BQE 33/13.2 kV 11,47 5,64 13,01 6,42 12,98 6,41 12,96 6,40 12,95 6,39
VICTORIA_115/33 34,83 46,73 25,49 36,30 30,91 42,31 39,75 52,41 39,14 51,50
VICTORIA_33/13.2 6,22 2,97 6,41 3,10 6,66 3,18 6,67 3,19 6,65 3,18
VILLAMARIA_33/13.2 66,29 25,93 75,63 29,60 75,65 29,58 75,67 29,45 75,00 29,33
VIRGINIA_33/13.2 68,73 37,28 77,06 42,03 76,94 41,94 76,85 41,85 76,63 41,72
VITERBO_115/33 13,96 17,61 23,66 40,05 23,62 39,96 23,59 39,88 23,51 39,75
VITERBO_33/13.2 49,63 24,83 43,93 20,92 43,87 20,88 43,82 20,83 43,70 20,77
Enea 230/115 34,82 15,99 36,96 48,07 36,13 46,53 42,85 56,98 31,12
Esmeralda 1 230/115 37,67 13,76 52,93 66,81 50,73 64,41 51,17 66,67 58,46 74,98
Esmeralda 2 230/115 37,67 13,76 52,93 66,81 50,73 64,41 51,17 66,67 0,00 0,00
Hermosa 230/115 60,52 50,78 47,68 44,04 47,70 43,98 47,95 44,00 46,97 43,16
La Virginia 500/230 34,94 31,08 36,25 37,60 34,48 35,23 33,79 34,51 33,58 34,23
San Felipe 230/115 15,60 11,93 105,71 115,18 0,00 0,00 52,46 58,10 51,49 56,58
Virginia 230/115 17,68 17,30 12,81 13,10 12,89 13,18 12,97 13,27 12,99 13,28
Purnio 230/115 12,90 10,93 0,00 0,00 128,24 139,31 101,20 109,94 100,83 109,19
Transformadores
Cargabilidad (%)





2022 Maxima, minima Trafo Purnio, San Felipe, Enea, Esmeralda Sobrecarga en el trafo ( Risaralda ) 33/13,2 kV entre el 110 y 130%
2022 Maxima, minima Trafo Purnio Sobrecarga en el trafo ( San Felipe ) 230/115 kV entre el 100 y 115%





empresas de distribución dado que ocasionan mayores costos internos que 
producen un impacto en las tarifas eléctricas y la economía propia de la empresa. 
En los sistemas eléctricos pueden existir pérdidas técnicas y no técnicas; las 
segundas son aquellas que son utilizadas por algún usuario de la red y no pueden 
ser cobradas, mientras que las pérdidas técnicas constituyen una parte de la 
energía que se pierde en los diferentes equipos, redes y elementos que forman 
parte del sistema, que sirven para conducir o transformar la energía. Por 
consiguiente, al llevarse a cabo la conexión de nuevos elementos a un sistema 
eléctrico se deberá velar por reducir o mantener los mismos niveles de pérdidas 
que se tienen antes de la incorporación de un nuevo activo a la red.  
La entrada de generación en todas las áreas del sistema CHEC, ocasiona 
exportación de potencia activa y reactiva a través de las fronteras del STN, donde 
esta potencia se desplaza de niveles de 115 y 33 KV hacia el nivel de 230 kV, 
ocasionando largos caminos y alta cargabilidad en las líneas y transformadores, 
lo que conlleva a un aumento considerable de las pérdidas del STR. 
 
Fuente: Elaboración propia 




En la figura 15 se observa el aumento de las perdidas en el STR comparando 
año 2017 y 2022, con la entrada de proyectos de generación para el último año. 
Este crecimiento de potencia es del orden de 20 a 21 MW aproximadamente. 
De acuerdo a lo anterior, para la valoración económica, las pérdidas se convierten 
a energía (MWh/año) considerando los periodos de duración de la demanda 
máxima, y mínima, y posteriormente se valoran con el precio de las pérdidas del 
nivel 4, 3 y 2  para el STR. El valor de pérdidas para el nivel 4 es de $7,0609 
MWh y para el nivel 3 es de $4,211 MWh. (CHEC, 2018). 
La valoración de las pérdidas del STR se toman con relación al diferencial de 
energía con respecto al caso base, así se observa cuánto disminuye o aumenta 
el ingreso de los proyectos de generación.  
Tabla 44 Costo del valor de pérdidas que asumiría el OR con la conexión de generación 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
De la tabla 44 se observa que las pérdidas en el STR aumentan debido al gran 
flujo de potencia a través de líneas y transformadores. De acuerdo a lo anterior 
al evaluar ese aumento de perdidas el OR de red está asumiendo un total de $ 
1269 millones de pesos por la conexión de todos estos proyectos en su sistema 
para el año 2022. 
4.4. Análisis de cortocircuito 
Los análisis de cortocircuito se realizan para los años 2017 y 2022, se calculan 











































2017-2022 2,519 10,262 1,972 10,286 7,744 8,314 46,461 41,570 621,58$       
1.269,59$   VALOR TOTAL DE LAS PERDIDAS CON LA CONEXIÓN DE PROYECTOS DE GENERACION 
VALORACION DE PERDIDAS EN EL STR NIVEL 4




para las subestaciones del CQR. Para los análisis se consideraron todos los 
generadores del Sistema Interconectado Nacional en servicio para los años de 
estudio. 
Como resultados de este análisis se obtienen las corrientes de interrupción 
simétrica de cortocircuito (IK). Esta corriente se define como el valor r.m.s. de la 
componente simétrica de la corriente de cortocircuito, para el instante de 
separación de los contactos del dispositivo de interrupción estas a la vez se 
compara con la capacidad de corto de los equipos asociados a cada subestación. 
Cortocircuito Trifásico 
En la figura 16 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de la 
A a la E, donde este último nivel de color azul oscuro, es el mayor valor el cual 
en caso de sobrepasarse nos dará señales de cambio de los equipos de 
protección.
 
Fuente: Elaboración propia 





En la figura 17 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de la 
F a la P, donde este último nivel de color azul oscuro, es el mayor valor el cual 
en caso de sobrepasarse  nos dará señales de cambio de los equipos de 
protección 
 
Fuente: Elaboración propia 
figura 17 Comparación de capacidad de corto de los equipos con corto Trifásico años 2017-
2022 
En la figura 18 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de P a 
la V y subestaciones con nivel a 115 KV, donde este último nivel de color azul 
oscuro, es el mayor valor el cual en caso de sobrepasarse  nos dará señales de 





Fuente: Elaboración propia 
figura 18 Comparación de capacidad de corto de los equipos con corto Trifásico años 2017-2022 
Cortocircuito Monofásico 
En la figura 19 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de la 
A a la E, donde este último nivel de color azul oscuro, es el mayor valor el cual 







Fuente: Elaboración propia 
figura 19 Comparación de capacidad de corto de los equipos con corto monofásico años 2017-
2022 
En la figura 20 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de la 
F a la P, donde este último nivel de color azul oscuro, es el mayor valor el cual 







figura 20 Comparación de capacidad de corto de los equipos con corto monofásico años 2017-
2022 
En la figura 21 se observa los niveles de corto tanto para los años 2017, 2022 y 
valor de corto de los equipos asociados a las subestaciones con nombres de P a 
la V y subestaciones con nivel a 115 KV, donde este último nivel de color azul 
oscuro, es el mayor valor el cual en caso de sobrepasarse  nos dará señales de 






Fuente: Elaboración propia 
figura 21 Comparación de capacidad de corto de los equipos con corto monofásico años 2017-
2022 
Los resultados de las simulaciones de cortocircuito permiten concluir que a pesar 
de que la entrada de toda la generación al sistema eléctrico provoca un aumento 
en las corrientes de cortocircuito de los barrajes, estos niveles de cortocircuito no 
sobrepasan la capacidad de corto de los equipos instalados en las 
subestaciones. 
En el próximo capítulo se hace un diagnostico complementario a partir de los 




encontrado en cada zona y los cambio que se deben asumir si se quiere un 
sistema confiable y seguro. 
4.5. Análisis valoración de UC requeridas 
Para la valoración de la UC se tendrán en cuenta las obras que se harían por 
condiciones técnicas y valoración de obras en las subestaciones donde se van a 
conectar las generaciones y los equipos del sistema que se deberán cambiar por 
condiciones técnicas de cargabilidad anteriormente expuestas. Se evaluarán de 
acuerdo a cada zona y se hará un comparativo de costos de UCs de la res. 097 
de 2008 y costos de las UCs de la res 015 de 2018, con el fin de observar las 
diferencias de remuneración entre las dos resoluciones y como se han 
beneficiado ciertos equipos y otros se han afectado por los valores de 
remuneración. [26] 
De acuerdo a condiciones técnicas en estado estable y ante contingencia, los 
elementos que se deben intervenir del sistema para brindar un servicio con 
calidad, seguridad y confiabilidad son:  
Tabla 45 Valoración de UCs del STR 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
En el sistema CQR existen subestaciones donde se cuenta con espacio y equipos 
para recibir las generaciones, pero en otras como las rurales, se tendrían que 

















Valor unidad_015Costo de instalacion TRF_015Valoracion T_097 Valoracion T_015
Linea DOR-MEL 33 kV 336,4 477 N4L8 N4L83 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo  ACSR 477 kcmil 26,82 214.164.000$        57.697.000$           5.743.878.480$         1.547.433.540$         
Linea MEL-NSA 33 4/0 477 N4L8 N4L83 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo  ACSR 477 kcmil 1,86 214.164.000$        57.697.000$           398.345.040$            107.316.420$            
Linea MAZ-PSO 115 336,4 795 N4L8 N4L85 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo ACSR 795 kcmil 57,48 214.164.000$        57.697.000$           12.310.146.720$      3.316.423.560$         
Linea MUI-SFE 115 336,4 795 N4L8 N4L85 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo ACSR 795 kcmil 10,21 214.164.000$        57.697.000$           2.186.614.440$         589.086.370$            
Linea MUI-VCT 115 336,4 1113 N4L8 N4L85 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo ACSR 1113 kcmil 14,08 214.164.000$        321.246.000$         3.015.429.120$         4.523.143.680$         
Trafo RSA 33/13,2 2 MVA 5 MVA N4T2 N4T2 TRANSFORMADOR TRIFÁSICO (OLTC) - LADO DE ALTA EN EL NIVEL 4  -  DE 5  A 10 MVATransformador trifásico (OLTC) lado de alta en el nivel 4 capacidad final de 5 a 10 MVA1 5 74.400.000$          161.743.000$        96.484.000$           180.170.000$        533.743.000$            662.590.000$            
Linea DOR-VCT 1115 336,4 1113 N4L8 N4L85 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo ACSR 1113 kcmil 29,14 214.164.000$        321.246.000$         6.240.738.960$         9.361.108.440$         
Linea PUR-DOR 115 636 795 N4L8 N4L85 km LÍNEA RURAL - CIRCUITO SENCILLO  - ESTRUCTURA CONCRETO - CONDUCTOR D-N4-4km de conductor (3 fases)  desnudo ACSR 795 kcmil 5,7 214.164.000$        57.697.000$           1.220.734.800$         328.872.900$            
Transformador Purnio 230/115 kV 150 MVA 150 MVA N5T9 N5T9 TRANSFORMADOR TRIFÁSICO (OLTC) - CONEXIÓN AL STN - 121-150 MVA Transformador trifásico (OLTC) de conexión al STN capacidad final de 121 a 150 MVA1 150 35.538.000$          484.711.000$        46.085.000$           684.899.000$        5.815.411.000$         7.597.649.000$         
Transformador San Felipe 230/115 kV 150 MVA 150 MVA N5T9 N5T9 TRANSFORMADOR TRIFÁSICO (OLTC) - CONEXIÓN AL STN - 121-150 MVA Transformador trifásico (OLTC) de conexión al STN capacidad final de 121 a 150 MVA1 150 35.538.000$          484.711.000$        46.085.000$           684.899.000$        5.815.411.000$         7.597.649.000$         
43.280.452.560$      35.631.272.910$      





Para esta zona se evaluarán en UCs las subestaciones donde se conectarán 
proyectos de generación, estas SE son: Neira, Enea y Altamar 
Tabla 46 Valoración de UCs de la subestación Enea 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 47 Valoración de UCs de la subestación Neira 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 48 Valoración de UCs de la subestación Altamar 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Zona norte 
Para esta zona se evalúa en UCs las subestaciones donde se conectarán 
proyectos de generación, estas SE son: Pacora y Salamina. 













Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S44 N4S44 MÓDULO COMÚN TIPO 4 (MAS DE 9 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 4 (mas de 12 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 2 287.664.877$            315.970.000$        575.329.754$            631.940.000$            
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 2 925.758.845$            665.009.000$        1.851.517.691$         1.330.018.000$         
N.A N4P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N4 2 -$                              149.722.000$        -$                              299.444.000$            
N.A N0P5 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 5 (Más de 13 Bahías) ($/bahía) 2 -$                              69.190.000$          -$                              138.380.000$            
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 2 44.867.561$               31.012.000$          89.735.122$               62.024.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 22,5 -$                              2.680.000$             -$                              60.300.000$               
2.516.582.567$         2.522.106.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N3S35 N3S35 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 4 436.577.339$            240.977.000$        1.746.309.356$         963.908.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONAL Bahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 1 436.577.339$            240.977.000$        436.577.339$            240.977.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 1 14.987.115$               5.379.000$             14.987.115$               5.379.000$                 
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              88.954.000$          -$                              355.816.000$            
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 1 -$                              83.123.000$          -$                              83.123.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 11,25 -$                              2.680.000$             -$                              30.150.000$               
2.255.206.858$         1.755.586.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 2 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 4 378.501.937$            85.138.000$          378.501.937$            340.552.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 4 436.577.339$            240.977.000$        1.746.309.356$         963.908.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 4 14.987.115$               5.379.000$             59.948.461$               21.516.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              88.954.000$          -$                              355.816.000$            
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 4 -$                              83.123.000$          -$                              332.492.000$            
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 45 -$                              2.680.000$             -$                              120.600.000$            
2.242.092.802$         2.211.117.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S11 N3S11 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Celda de llegada o salida - subestación tipo interior-aire 3 311.332.026$            237.759.000$        933.996.079$            713.277.000$            
N2S12 N2S12 CELDA DE MEDIDA O AUXILIARES - BARRA SENCILLA - SUBESTACIÓN METALCLADCelda de medida o auxiliares - barra sencilla - subestación tipo interior-aire 1 128.143.403$            41.331.000$          128.143.403$            41.331.000$               
N3EQ9 N3EQ9 TRANSICIÓN AÉREA - SUBTERRÁNEA N3 Transición aérea - subterránea - N3 2 8.319.130$                 2.591.000$             16.638.261$               5.182.000$                 
N.A N3S62 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Cables de salida de circuito -  subestación tipo interior 2 -$                              36.132.000$          -$                              72.264.000$               
N3S37 N3S37 MÓDULO COMÚN - TIPO 4 Módulo común/bahía - tipo 4 - tipo interior 3 198.108.372$            38.890.000$          198.108.372$            116.670.000$            
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 86,25 -$                              2.680.000$             -$                              231.150.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 9 14.987.115$               5.379.000$             134.884.038$            48.411.000$               
N3EQ3 N3EQ3 JUEGO DE PARARRAYOS NIVEL 3 Juego pararrayos - N3 2 721.220$                     1.265.000$             1.442.441$                 2.530.000$                 
N3EQ14 N3EQ14 UNIDAD DE CALIDAD DE POTENCIA (PQ) CREG 024 DE 2005 Unidad de calidad de potencia (PQ) CREG 024 de 2005 2 19.690.898$               21.741.000$          39.381.796$               43.482.000$               
1.452.594.389$         1.274.297.000$         




Tabla 50 Valoración de UCs de la subestación Salamina 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Zona oriente 
Para esta zona se evalúa en UCs las subestaciones donde se conectaran 
proyectos de generación, estas SE son: Manzanares, Norcasia, Purnio, Dorada 
y Victoria. 
Tabla 51 Valoración de UCs de la subestación Manzanares 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 52 Valoración de UCs de la subestación Norcasia 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 53 Valoración de UCs de la subestación Purnio 
 













Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S41 N4S41 MÓDULO COMÚN TIPO 1 (1 A 3 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA - CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 1 (1 a 4 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 4 685.968.962$            435.143.000$        685.968.962$            1.740.572.000$         
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 9 44.867.561$               31.012.000$          403.808.050$            279.108.000$            
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 33,75 -$                              2.680.000$             -$                              90.450.000$               
N4S8 N4S8 BAHÍA DE TRANSFORMADOR - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de transformador - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 2 824.711.397$            628.350.000$        1.649.422.793$         1.256.700.000$         
SE220 N4S52 BAHÍA DE TRANSFERENCIA - BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA Bahía de transferencia configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 1.078.570.629$         324.335.000$        1.078.570.629$         324.335.000$            
N4S32 N4S32 MÓDULO DE BARRAJE TIPO 1 - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALMódulo de barraje tipo 1 - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 205.372.090$            144.131.000$        205.372.090$            144.131.000$            
N4S19 N4P5 PROTECCIÓN DIFERENCIAL DE BARRAS DE UNA/DOS/TRES/CUATRO ZONASProtección Diferencial de Barras Tipo 1,2 - N4 1 107.419.548$            94.472.000$          107.419.548$            94.472.000$               
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 925.758.845$            665.009.000$        925.758.845$            665.009.000$            
5.056.320.919$         4.594.777.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S44 N4S44 MÓDULO COMÚN TIPO 4 (MAS DE 9 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 4 (mas de 12 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 1 2.588.983.892$         315.970.000$        215.748.658$            315.970.000$            
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 925.758.845$            665.009.000$        925.758.845$            665.009.000$            
N.A N4P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N4 1 -$                              149.722.000$        -$                              149.722.000$            
N.A N0P4 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 5 (Más de 13 Bahías) ($/bahía) 1 -$                              69.190.000$          -$                              69.190.000$               
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 1 44.867.561$               31.012.000$          44.867.561$               31.012.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 11,25 -$                              2.680.000$             -$                              30.150.000$               
1.186.375.064$         1.261.053.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN TIPO 4 (MAS DE 9 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 2.588.983.892$         85.138.000$          431.497.315$            85.138.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 2 436.577.339$            240.977.000$        873.154.678$            481.954.000$            
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 2 -$                              83.123.000$          -$                              166.246.000$            
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 2 -$                              88.954.000$          -$                              177.908.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 2 14.987.115$               5.379.000$             29.974.231$               10.758.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 22,5 -$                              2.680.000$             -$                              60.300.000$               
1.391.959.272$         1.058.537.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S42 N4S42 MÓDULO COMÚN TIPO 2 (4 A 6 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 2 (5 a 8 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 4 281.942.169$            362.736.000$        281.942.169$            1.450.944.000$         
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 8 44.867.561$               31.012.000$          358.940.488$            248.096.000$            
N.A N0P3 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 3 (5-8 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              80.526.000$          -$                              322.104.000$            
N4S8 N4S8 BAHÍA DE TRANSFORMADOR - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de transformador - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 824.711.397$            628.350.000$        824.711.397$            628.350.000$            
SE220 N4S52 BAHÍA DE TRANSFERENCIA - BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA Bahía de transferencia configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 1.078.570.629$         324.335.000$        1.078.570.629$         324.335.000$            
N4S32 N4S32 MÓDULO DE BARRAJE TIPO 1 - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALMódulo de barraje tipo 1 - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 205.372.090$            155.477.000$        205.372.090$            155.477.000$            
N.A N4P5 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Protección Diferencial de Barras Tipo 1,2 - N4 1 -$                              94.472.000$          -$                              94.472.000$               
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 2 925.758.845$            665.009.000$        1.851.517.691$         1.330.018.000$         
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 22,5 -$                              2.680.000$             -$                              60.300.000$               
4.601.054.465$         4.614.096.000$         




Tabla 54 Valoración de UCs de la subestación Dorada 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 55 Valoración de UCs de la subestación Victoria 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Zona Noroccidente 
Para esta zona se evalúa en UCs las subestaciones donde se conectarán 
proyectos de generación, estas SE son: Risaralda, Mistrato, Supía y El Dorado 
Tabla 56 Valoración de UCs de la subestación Risaralda 
 
Fuente: Elaboración propia 
Tabla 57 Valoración de UCs de la subestación Mistrato 
 













Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S44 N4S44 MÓDULO COMÚN TIPO 4 (MAS DE 9 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 4 (mas de 12 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 1 215.748.658$            315.970.000$        215.748.658$            315.970.000$            
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 925.758.845$            665.009.000$        925.758.845$            665.009.000$            
N.A N4P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N4 1 -$                              149.722.000$        -$                              149.722.000$            
N.A N0P4 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 5 (Más de 13 Bahías) ($/bahía) 1 -$                              69.190.000$          -$                              69.190.000$               
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 1 44.867.561$               31.012.000$          44.867.561$               31.012.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 11,25 -$                              2.680.000$             -$                              30.150.000$               
1.186.375.064$         1.261.053.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S43 N4S43 MÓDULO COMÚN TIPO 3 (7 A 9 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA- CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 3 (9 a 12 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 1 232.442.947$            334.431.000$        232.442.947$            334.431.000$            
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 925.758.845$            665.009.000$        925.758.845$            665.009.000$            
N.A N4P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N4 1 -$                              149.722.000$        -$                              149.722.000$            
N.A N0P4 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 5 (Más de 13 Bahías) ($/bahía) 1 -$                              69.190.000$          -$                              69.190.000$               
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 1 44.867.561$               31.012.000$          44.867.561$               31.012.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 11,25 -$                              2.680.000$             -$                              30.150.000$               
1.203.069.354$         1.279.514.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N2S2 N2S2 BAHÍA DE TRANSFORMADOR - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONALBahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 263.056.501$            160.913.000$        263.056.501$            160.913.000$            
N2S9 N2S9 CELDA DE SALIDA DE CIRCUITO - BARRA SENCILLA - SUBESTACIÓN METALCLADCelda de salida de circuito - subestación tipo interior 3 138.849.429$            91.585.000$          416.548.286$            274.755.000$            
SE242 N2S61 MÓDULO COMÚN - TIPO 1 - TODAS LAS CONFIGURACIONES Módulo común/bahía - tipo 1 (1 a 3 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 1.625.363.114$         70.899.000$          1.625.363.114$         70.899.000$               
N2S20 N2S20 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA TIPO 1 Módulo de barraje - barra sencilla tipo 1 1 22.748.819$               44.434.000$          22.748.819$               44.434.000$               
N.A N2P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía - N2 1 -$                              34.969.000$          -$                              34.969.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 3 -$                              88.954.000$          -$                              266.862.000$            
N2EQ38 N2EQ38 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 2 Transformador de tensión - N2 3 7.527.902$                 5.074.000$             22.583.705$               15.222.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 22,5 -$                              2.680.000$             -$                              60.300.000$               
2.350.300.425$         928.354.000$            












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S11 N3S11 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Celda de llegada o salida - subestación tipo interior-aire 4 311.332.026,28$      237.759.000,00$  1.245.328.105,12$   951.036.000,00$      
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 2 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 485.645.413,62$      85.138.000,00$    485.645.413,62$      85.138.000,00$         
N3S28 N3S28 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA DOBLE - TIPO 2 Modulo de barraje - barra doble - tipo 2 1 109.807.764,92$      112.750.000,00$  109.807.764,92$      112.750.000,00$      
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 1 -$                              83.123.000,00$    -$                              83.123.000,00$         
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              88.954.000,00$    -$                              355.816.000,00$      
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 4 14.987.115,37$         5.379.000,00$       59.948.461,48$         21.516.000,00$         
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 30 -$                              2.680.000,00$       -$                              80.400.000,00$         
1.900.729.745$         1.689.779.000$         




Tabla 58 Valoración de UCs de la subestación Supía 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 59 Valoración de UCs de la subestación Dorado 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Zona Suroccidente 
Para esta zona se evalúa en UCs las subestaciones donde se conectarán 
proyectos de generación, estas SE son: Viterbo, Virginia, Quinchía y Pueblo Rico 
Tabla 60 Valoración de UCs de la subestación Viterbo 
 
Fuente: Elaboración propia 
Tabla 61 Valoración de UCs de la subestación Virginia 
 













Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S2 N3S2 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Bahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 369.822.196$            160.913.000$        369.822.196$            160.913.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 4 436.577.339$            240.977.000$        1.746.309.356$         963.908.000$            
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 3 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 119.946.000$            85.138.000$          119.946.000$            85.138.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía - N2 1 -$                              34.969.000$          -$                              34.969.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              88.954.000$          -$                              355.816.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 4 14.987.115$               5.379.000$             59.948.461$               21.516.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 45 -$                              2.680.000$             -$                              120.600.000$            
2.353.359.061$         1.819.093.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S2 N3S2 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Bahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 369.822.196$            160.913.000$        369.822.196$            160.913.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 4 436.577.339$            240.977.000$        1.746.309.356$         963.908.000$            
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 3 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 119.946.000$            85.138.000$          119.946.000$            85.138.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía - N2 1 -$                              34.969.000$          -$                              34.969.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 4 -$                              88.954.000$          -$                              355.816.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 4 14.987.115$               5.379.000$             59.948.461$               21.516.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 45 -$                              2.680.000$             -$                              120.600.000$            
2.353.359.061$         1.819.093.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N4S41 N4S41 MÓDULO COMÚN TIPO 1 (1 A 3 BAHÍAS) - TIPO CONVENCIONAL O ENCAPSULADA - CUALQUIER CONFIGURACIÓNMódulo común/bahía tipo 1 (1 a 4 bahías) - tipo convencional - cualquier configuración 1 171.492.241$            435.143.000$        171.492.241$            435.143.000$            
N4S7 N4S7 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 3 925.758.845$            665.009.000$        2.777.276.536$         1.995.027.000$         
N.A N4P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía - N2 2 -$                              34.969.000$          -$                              69.938.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía) 3 -$                              88.954.000$          -$                              266.862.000$            
N4EQ2 N4EQ2 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 4 Transformador de tensión - N4 2 98.240.502$               31.012.000$          196.481.003$            62.024.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 33,75 -$                              2.680.000$             -$                              90.450.000$               
N4S32 N4S32 MÓDULO DE BARRAJE TIPO 1 - CONFIGURACIÓN BARRA PRINCIPAL Y TRANSFERENCIA - TIPO CONVENCIONALMódulo de barraje tipo 1 - configuración barra principal y transferencia - tipo convencional 1 205.372.090$            144.131.000$        205.372.090$            144.131.000$            
3.350.621.870$         3.063.575.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 2 436.577.339$            240.977.000$        873.154.678$            481.954.000$            
N3S2 N3S2 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Bahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 369.822.196$            222.897.000$        369.822.196$            222.897.000$            
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 2 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 3 121.411.353$            85.138.000$          364.234.060$            255.414.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 3 14.987.115$               5.379.000$             44.961.346$               16.137.000$               
N.A N0P3 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 3 (5-8 Bahías) ($/bahía) 7 -$                              80.526.000$          -$                              563.682.000$            
N2S9 N2S9 CELDA DE SALIDA DE CIRCUITO - BARRA SENCILLA - SUBESTACIÓN METALCLADCelda de salida de circuito - subestación tipo interior 3 138.849.429$            105.116.000$        416.548.286$            315.348.000$            
N2S10 N2S10 CELDA DE LLEGADA DETRANSFORMADOR - BARRA SENCILLA - SUBESTACIÓN METALCLADelda de llegada de transformador - barra sencilla - subestación tipo interior-aire 1 144.180.647$            109.152.000$        144.180.647$            109.152.000$            
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 33,75 -$                              2.680.000$             -$                              90.450.000$               
N2S12 N2S12 CELDA DE MEDIDA O AUXILIARES - BARRA SENCILLA - SUBESTACIÓN METALCLADCelda de medida o auxiliares - barra sencilla - subestación tipo interior-aire 1 128.143.403$            41.331.000$          128.143.403$            41.331.000$               
N2EQ38 N2EQ38 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 2 Transformador de tensión - N2 3 7.527.902$                 5.074.000$             22.583.705$               15.222.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
2.420.961.368$         2.187.820.000$         




Tabla 62 Valoración de UCs de la subestación Quinchía 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 63 Valoración de UCs de la subestación Pueblo Rico 
 























Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S2 N3S2 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Bahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 369.822.196$            222.897.000$        369.822.196$            222.897.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 4 436.577.339$            240.977.000$        1.746.309.356$         963.908.000$            
N3S36 N3S36 MÓDULO COMÚN - TIPO 3 Módulo común/bahía - tipo 3 (más de  6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 105.625.744$            83.345.000$          105.625.744$            83.345.000$               
N3S26 N3S26 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 3 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 3 1 74.946.144$               76.289.000$          74.946.144$               76.289.000$               
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 1 -$                              83.123.000$          -$                              83.123.000$               
N.A N0P3 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 3 (5-8 Bahías) ($/bahía) 5 -$                              80.526.000$          -$                              402.630.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 5 14.987.115$               5.379.000$             74.935.577$               26.895.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 56,1 -$                              2.680.000$             -$                              150.348.000$            
2.371.639.017$         2.009.435.000$         












Valoracion T_097 Valoracion T_015
N3S2 N3S2 CELDA DE LÍNEA - SUBESTACIÓN TIPO METALCLAD Bahía de transformador - configuración barra sencilla - tipo convencional 1 369.822.196$            222.897.000$        369.822.196$            222.897.000$            
N3S1 N3S1 BAHÍA DE LÍNEA - CONFIGURACIÓN BARRA SENCILLA -TIPO CONVENCIONALBahía de línea - configuración barra sencilla -tipo convencional 3 436.577.339$            240.977.000$        1.309.732.017$         722.931.000$            
N3S35 N3S35 MÓDULO COMÚN - TIPO 2 Módulo común/bahía - tipo 2 (4 a 6 bahías) tipo convencional o encapsulada exterior 1 121.411.353$            85.138.000$          121.411.353$            85.138.000$               
N3S25 N3S25 MÓDULO DE BARRAJE - BARRA SENCILLA - TIPO CONVENCIONAL - TIPO 2 Módulo de barraje - barra sencilla - tipo convencional - tipo 2 1 57.333.047$               76.233.000$          57.333.047$               76.233.000$               
N.A N3P1 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control y protección Bahía de Línea - N3 1 -$                              83.123.000$          -$                              83.123.000$               
N.A N0P2 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Control subestación Tipo 2  (3-4 Bahías) ($/bahía 4 -$                              88.954.000$          -$                              355.816.000$            
N3EQ11 N3EQ11 TRANSFORMADOR DE TENSIÓN NIVEL 3 Transformador de tensión - N3 4 14.987.115$               5.379.000$             59.948.461$               21.516.000$               
N.A N0P13 No se encuentra en la Resolucion-estan inmersas en otra UC Casa de control cualquier nivel de tensión ($/m2) 45 -$                              2.680.000$             -$                              120.600.000$            
1.918.247.076$         1.688.254.000$         





En este capítulo se describe el diagnostico técnico analizado por cada zona, 
donde la cantidad de generación inyectada es diferente y las condiciones de 
capacidad de los equipos varía.  Mostrando la necesidades y requerimientos de 
la infraestructura en cuando líneas, transformadores y condiciones operativas 





5. DIAGNOSTICO DEL SISTEMA 
En este capítulo se da un diagnostico por zona de las condiciones técnicas 
actuales y futuras con la conexión de diferentes plantas de generación. Estas 
señales deben dar una visión a largo plazo al operador de red con el fin de planear 
sus inversiones en infraestructura y preparar un sistema robusto que pueda 
manejar una buena confiabilidad ante la inyección de potencia activa y reactiva. 
Se debe tener en cuenta las siguientes condiciones para mantener el sistema del 
CQR confiable y no sobrepasar los límites de tensión y sobrecarga. De acuerdo 
a esto tenemos el siguiente diagnostico general que se debe cumplir para 
mantener estable el CQR ante tanta inyección de potencia: 
a. Los taps de los transformadores de las plantas de generación de la SE 
San Carlos deben pasar de una posición inicial (3) a una posición final (5) 
con el fin de evitar bajas o altas tensiones en barras del sistema CQR. 
b. Los taps transformadores de la generación de la SE La Miel deben pasar 
de una posición inicial (0) a una posición final (-1) con el fin de evitar bajas 
o altas tensiones en barras del sistema CQR. 
c. Estas maniobras se deberán coordinar con el CND con su respectiva 
justificación técnica 
 
5.1. Zona Centro 
a. La infraestructura de la zona centro para recibir los 113 MW de generación, 
no presentaría inconvenientes en sus equipos solo se tendrían que hacer 
inversiones en las subestaciones de conexión de estas. 
b. Las tensiones en general, aunque aumentan se mantiene en los rangos 
regulatoriamente permitidos. 
c. No se tendrían que mover los taps de los transformadores debido a altas 






d. En cuanto a las perdidas la zona centro para el 2022 con los proyectos 
conectados le aportarían aproximadamente 9 MW más de pérdidas al 
sistema, esto debido que la zona centro es nodo intermedio que sirve de 
corredor a todas las zonas. 
e. No se observan sobrecargas ni en líneas, ni de transformadores debido a 
la inyección de potencia que circulan por esta zona. De acuerdo a esto se 
observa que la zona centro es un sistema robusto y confiable que da 
seguridad al sistema tanto en estado estable como en contingencia. 
f. Se podrían conectar las generaciones proyectadas en zona centro sin 
ningún problema. 
g. Se tendrían que intervenir las subestaciones de Neira, Enea y Altamar por 
un valor de $6.489 millones de pesos (Precios dic_2017) valorados en 
UCs de la resolución 015 de 2018. Es importante tener presente que en 
esta valoración no se tiene en cuenta obra civil, montaje de equipos, 
pruebas, costos administrativos, costos de ingeniería, pólizas, gestión 
ambiental y social, predios o servidumbres, interventoría, imprevistos y 
certificaciones retie de los equipos. En el momento de la planeación de la 
ejecución de los proyectos esta valoración se deberá realizar completa con 
el fin de tener valores finales de inversión. 
5.2. Zona Norte 
a. La infraestructura de la zona norte para recibir los 207 MW de generación, 
no presentaría inconvenientes en sus equipos solo se tendrían que hacer 
inversiones en las subestaciones de conexión de estas. 
b. Las tensiones en general se mantienen en sus rangos permitidos, solo la 
subestación Aguadas muestra en sus barras tensiones entre 0,8 a 0,9 p.u 
lo que deberá regularse desde el transformador 115 kV de Salamina. 
c. Se deben mover el tap del transformador Salamina 115 kV de la posición 




d. En cuanto a las perdidas la zona centro para el 2022 con los proyectos 
conectados le aportarían aproximadamente 1,2 MW más de pérdidas al 
sistema, esto debido a la poca demanda de la zona donde la generación 
tiende a buscar caminos más largos para su evacuación. 
e. No se observan sobrecargas ni en líneas, ni de transformadores debido a 
la inyección de potencia que circulan por esta zona. De acuerdo a esto se 
observa que la zona norte se vuelve un sistema robusto y confiable que 
da seguridad al sistema en estado estable como en contingencia con la 
conexión al STN con el proyecto de Encimadas y Cañaveral. 
f. Se podrían conectar las generaciones proyectadas en zona norte sin 
ningún problema. 
g. Se tendrían que intervenir las subestaciones de Pacora y Salamina por un 
valor de $5.870 millones de pesos (Precios dic_2017) valorados en UCs 
de la resolución 015 de 2018. Es importante tener presente que en esta 
valoración no se tiene en cuenta obra civil, montaje de equipos, pruebas, 
costos administrativos, costos de ingeniería, pólizas, gestión ambiental y 
social, predios o servidumbres, interventoría, imprevistos y certificaciones 
retie de los equipos. En el momento de la planeación de la ejecución de 
los proyectos esta valoración se deberá realizar completa con el fin de 
tener valores finales de inversión. 
h. Para la subestación de Salamina como la de Pacora se deberán negociar 
predios para el traslado o la ampliación de la subestación, al igual que las 






5.3. Zona Oriente 
a. La infraestructura de la zona oriente para recibir los 416 MW de 
generación, presentaría inconvenientes en sus equipos sobre todo en 
contingencia de alguno de los autotransformadores, además se tendrían 
que hacer inversiones en las subestaciones de conexión de estas. 
b. Con la alta inyección de generación en el oriente se presentan 
sobretensiones en algunas barras por lo tanto se deben manejar con los 
taps de las siguientes subestaciones: Norcasia y Florencia, debido a la 
PCH Rio Hondo.  
c. En cuanto a las perdidas la zona oriente para el 2022 con los proyectos 
conectados le aportarían aproximadamente 16 MW más de pérdidas al 
sistema, esto debido a la cantidad de generaciones que se conectarían a 
esta zona y a la capacidad de las mismas, las cuales suplen la demanda 
y sus excedentes tienen que recorrer caminos hacia el STN, en este caso 
Purnio y San Felipe para su evacuación. 
d. En condiciones normales de operación y ante contingencia se producen 
sobrecargas tanto de líneas como de transformadores a niveles de 33 kV, 
115 kV y 230 kV. 
e. Se debe repotenciar la línea Dorada-La Miel  33 kV 26,8 km, de un calibre 
336,4 ASCR a un 477 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 90% 
ante contingencia de algunos de los autotransformadores. 
f. Se debe repotenciar la línea Norcasia-La Miel  33 kV 1,86 km, de un calibre 
4/0 ASCR a un 477 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 340% ante 
contingencia de algunos de los autotransformadores 
g. Se debe repotenciar la línea Manzanares –Peralonso 115 kV  57,5 km, de 
un calibre 336,4 ASCR a un 795 Kcmil debido a una cargabilidad máxima 




h. Se debe repotenciar la línea Mariquita-San Felipe 115 kV  10 km, de un 
calibre 336,4 ASCR a un 795 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 
230% ante contingencia del autotransformador de Purnio. 
i. Se debe repotenciar la línea Mariquita-Victoria 115 kV  14 km, de un calibre 
336,4 ASCR a un 1113 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 250% 
ante contingencia del autotransformador de Purnio. 
j. Se debe repotenciar la línea Dorada-Victoria 115 kV  29,1 km, de un calibre 
336,4 ASCR a un 1113 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 160% 
ante contingencia del autotransformador de Purnio. 
k. Se debe repotenciar la línea Purnio - Dorada 115 kV  29,1 km, de un calibre 
336,4 ASCR a un 795 Kcmil debido a una cargabilidad máxima de 100% 
ante contingencia del autotransformador de San Felipe. 
l. Se debe instalar una segunda unidad trifásica en paralelo en la 
subestación Purnio de 150 MVA 230/115 kV debido a la indisponibilidad 
del autotransformador de San Felipe, ya que este se carga 
aproximadamente al 140%.  
m. Se debe instalar una segunda unidad trifásica en paralelo en la 
subestación San Felipe de 150 MVA 230/115 kV debido a la 
indisponibilidad del autotransformador de Purnio, ya que este se carga 
aproximadamente al 120%.  
n. Se deben manejar las sobretensiones en la barra de Purnio 115 kV 
directamente desde la plata fotovoltaica Tepuy, ya que este fenómeno se 
presenta ante la indisponibilidad del autógrafo. 
o. Se deben manejar las sobretensiones en la barra de Norcasia 33 kV 
directamente desde la PCH Rio Hondo. 
p. Se presentan sobretensiones en general en las barras del oriente ante la 
indisponibilidad del autotransformador de Tepuy, esta se debe estabilizar 




q. En caso de no querer invertir en infraestructura por las condiciones 
técnicas debido a esta generación, se deberá tener en cuenta las 
siguientes recomendaciones. 
 
 No se podrá instalar la generación TW Solar de 100 MW en la barra 
115 kV de Dorada, evitando las sobrecargas de las líneas Purnio-
Dorada y Dorada-Victoria 115 kV. 
 No se podrá instalar la generación agua bonita de 55 MW en la 
barra 115 kV de Manzanares. 
 No se podrá instalar la generación Paujil II de 13,2 MW en la barra 
115 kV de Victoria. 
 No se podrá instalar la generación Palenque de 10 MW en la barra 
115 kV de Victoria. 
 No se podrá instalar la generación Santo Domingo de 26,5  MW en 
la barra 115 kV de Manzanares. 
 No se podrá instalar la generación Paujil I de 20 MW en la barra 
115 kV de Manzanares. 
 
Con esto se evitarían las sobrecargas en las líneas de 115 KV del oriente. 
r. Si se quiere mantener la zona oriente en condiciones normales, de los 417 
MW que se pretenden instalar a 2022, solo se podrían conectar e inyectar 
200 MW, no obstante, se debe justificar con condiciones técnicas 
mostradas en este documento, de lo contrario se deberá hacer grandes 
inversiones en infraestructura. 
s. Se tendrían que intervenir las subestaciones de Manzanares, Norcasia, 
Purnio, Dorada y Victoria por un valor de $9.475 millones de pesos 
(Precios dic_2017) valorados en UCs de la resolución 015 de 2018. Es 




obra civil, montaje de equipos, pruebas, costos En el momento de la 
planeación de la ejecución de los proyectos esta valoración se deberá 
realizar completa con el fin de tener valores finales de inversión. 
t. Para la subestación de Algunas de estas subestaciones se deberán 
negociar predios para el traslado o la ampliación de la subestación, al igual 
que las servidumbres asociadas a líneas de 33 kV como de 115 kV. 
u. Aparte de la inversión en las subestaciones se deberá invertir en otros 
equipos que debido a condiciones técnicas como cargabilidad se deberán 
repotenciar o aumentar de capacidad, estas obras serian por un valor de 
$34.970 millones de pesos (Precios dic_2017) valorados en UCs de la 
resolución 015 de 2018. Estas inversiones serían en líneas de 33 kV, 115 
kV y autotransformadores 230/115 kV. Es importante tener presente que 
en esta valoración no se tiene en cuenta obra civil, montaje de equipos, 
pruebas, costos administrativos, costos de ingeniería, pólizas, gestión 
ambiental y social, predios o servidumbres, interventoría, imprevistos y 
certificaciones retie de los equipos. En el momento de la planeación de la 
ejecución de los proyectos esta valoración se deberá realizar completa con 
el fin de tener valores finales de inversión. 
5.4. Zona Noroccidente 
a. La infraestructura de la zona noroccidente para recibir los 62 MW de 
generación, no presentaría inconvenientes en sus equipos solo se 
tendrían que hacer inversiones en las subestaciones de conexión de 
estas. 
b. Las tensiones en general se mantienen en sus rangos permitidos, solo la 
subestación Mistrato y San Antonio del Chamí muestra en sus barras 
tensiones entre 1 a 1,11 p.u lo que deberá regularse desde los taps de 




c. En cuanto a las perdidas la Noroccidente para el 2022 con los proyectos 
conectados le aportarían aproximadamente 1,2 MW más de pérdidas al 
sistema, esto debido a la poca demanda de la zona donde la generación 
tiende a buscar caminos más largos para su evacuación. 
d. No se observan sobrecargas en líneas, pero se debe repotenciar el 
transformador 33 /13,2 kV de la SE Risaralda. De acuerdo a esto se 
observa que la zona noroccidente se vuelve un sistema robusto y confiable 
que da seguridad al sistema en estado estable como en contingencia con 
la conexión de los proyectos de generación. 
5.5. Zona Suroccidente 
a. La infraestructura de la zona Suroccidente para recibir los 96 MW de 
generación, no presentaría inconvenientes en sus equipos solo se 
tendrían que hacer inversiones en las subestaciones de conexión de 
estas. 
b. Las tensiones en general se mantienen en sus rangos permitidos, solo la 
subestación Pueblo Rico y Santa Cecilia muestra en sus barras tensiones 
entre 1 a 1,10 p.u lo que deberá regularse desde los taps de cada uno de 
los transformadores 33/13,2 kV. 
c. En cuanto a las perdidas la Suroccidente para el 2022 con los proyectos 
conectados le aportarían aproximadamente 0,150 MW más de pérdidas al 
sistema, esto debido a la poca demanda de la zona donde la generación 
tiende a buscar caminos más largos para su evacuación. 
d. No se observan sobrecargas ni en líneas, ni de transformadores debido a 
la inyección de potencia que circula por esta zona. De acuerdo a esto se 
observa que la zona noroccidente se vuelve un sistema robusto y confiable 
que da seguridad al sistema en estado estable como en contingencia con 




5.6. Zona Sur 
a. La infraestructura de la zona Sur para recibir los 2,4 MW de generación, 
no presentaría inconvenientes en sus equipos solo se tendrían que hacer 
inversiones en las subestaciones de conexión de estas. 
b. Las tensiones en general se mantienen en sus rangos permitidos en todas 
las barras de la zona sur. 
c. En cuanto a las pérdidas de la zona sur para el 2022 con los proyectos 
conectados, muestran una disminución aproximadamente 1 MW de 
pérdidas reflejado en esa zona, situación diferente a las otras, lo que indica 
que los flujos de la generación se quedan alimentando la zona evitando 
traer la potencia desde las otras zonas. 
d. No se observan sobrecargas ni en líneas, ni de transformadores debido a 
la inyección de potencia que circulan por esta zona. De acuerdo a esto se 
observa que la zona sur se vuelve un sistema robusto y confiable que da 
seguridad al sistema en estado estable como en contingencia con la 



















En este capítulo se presentan las resultados y conclusiones generales del 
análisis, las recomendaciones a largo plazo y los trabajos futuros que servirán 
como partida para tesis de profundización e investigación, basados en 
































6. RESULTADOS, CONCLUSIONES Y TRABAJOS FUTUROS 
6.1. Resultados 
 Ante la inyección de generación el área CQR se debe regular la tensión 
inicialmente desde los taps de los transformadores de las generaciones de 
San Carlos y la Miel, lo cual deberá ser coordinado con el CND y el XM.  
 Ante la contingencia n-1 del autotransformador de Purnio los valores de 
tensión en las barras de la zona oriente aumentan, los cuales se deberán 
regular desde los taps de los transformadores 115/33 kV que en este caso 
son Dorada y Victoria, con el fin de evitar sobretensiones. 
 En operación el transformador de Purnio presenta sobrecarga para el año 
2022 ante la inyección masiva de generación en la zona oriente ya que el 
mayor camino de evacuación a STN es en este punto. 
 Los niveles de cortocircuito trifásico y monofásico de las subestaciones 
aumentan debido a la inyección de la generación, pero estos valores no 
sobrepasan los niveles de corto de los equipos instalados. 
 Tanto en estado estable como en condición de contingencia, ante la 
inyección de generación se presenta sobrecargas en algunas líneas de 33 
kV y 115 kV, como también en los autotransformadores de Purnio y San 
Felipe, esta condición se hace notoria en la zona oriente, lo que 
determinaría una gran inversión en el uso al OR. 
 Tanto estado estable como en condición de contingencia, ante la inyección 
de generación se presenta sobrecargas en algunas líneas de 33 kV y 115 
kV, como también en los autotransformadores de Purnio y San Felipe, esta 
condición se hace notoria en la zona oriente, lo que determinaría una gran 
inversión en el uso al OR 
 Las zonas que presenta mayor aumento de pérdidas son centro y oriente 




 La zona sur presenta una disminución de pérdidas en el STR, condición 
particular que se ve afectada por la dirección de los flujos hacia centro y 
oriente. 
 Se observó el impacto en el sistema ante el modelamiento de demanda 
máxima y demanda mínima para el 2022 con la entrada de toda la 
generación, obteniendo detalles de condiciones críticas que afectan la 
confiabilidad, calidad y seguridad del sistema. 
 Se identificó las diferentes problemáticas para cada zona, realizando un 
diagnóstico y analizando los requerimientos de inversión asociada a UCs 
en que debería incurrir el OR. 
 La conexión a 33 kV de las generaciones hace que se alimenten las cargas 
en de nivel 3 hacia abajo lo que ocasiona que se descarguen los 
transformadores de 115 kV, ocasionando sobredimensionamiento y  más 
aumento de pérdidas en los transformadores. 
 Los autotransformadores de Purnio y San Felipe ante la inyección de toda 
esta generación, presentan cambios de sus condiciones normales, ya que 
pasan de ser un quipo transformador a un equipo elevador por la alta 
generación y la poca demanda en el CQR. 
 Las UCs de la res 097 en comparación de la res 015 muestra diferencia 
entre lo valores reconocidos para cada equipo, determinando mayor 
reconocimiento con la regulación anterior. 
 La vida útil de reconocimiento de cada UC es más drástica en la res 015 
ya que se determinó una metodología de depreciación que no se hacía 
notable en la 097, obligando a los OR a reponer sus activos cuando finalice 
la vida útil y no conservarlo según el estado físico. 
 Se observa la creación de nuevas UCs en la res 015, las cuales en la 





 La inversión total bajo la resolución 015 es de aproximadamente $37.040 
millones de pesos, esto sin incluir un capex total donde se incluye 
administración, ingeniería, obra civil y servicios. 
6.2. Conclusiones 
 Para el 2022 con la conexión de toda esta generación al sistema las 
pérdidas en el STR aumentaron en el orden del 350%, lo que se debe 
revisar con el regulador de quien debe asumir el costo de esta. Estos 
costos de pérdidas serian alrededor de $1.269 millones al año 
 De acuerdo al diagnóstico de las zonas, el OR CHEC deberá hacer una 
gran inversión para el 2022, con el fin de dar conexión a todas la 
generaciones aprobadas y futuras. En caso de no tener las condiciones 
necesarias para esto, se deberán adoptar medidas descritas en el capítulo 
5. 
 El análisis de flujos ante la incorporación masiva de generación al sistema 
CHEC mostro señales vitales para el OR que dan una visión a largo plazo 
de las diferentes medidas a adoptar y las inversiones que se deben 
planificar en cada zona. 
 Más allá de la dinámica energética, construcción de todas estas 
generaciones en el CQR, le permitirán a CHEC y al inversionista privado 
hacer presencia social en el desarrollo socioeconómico de las zonas, 
trabajando estrechamente con administraciones municipales, con las 
instituciones asentadas en ella y con las comunidades organizadas. 
 En marco de las responsabilidades ambientales, se deberán tomar 
medidas para controlar al máximo los factores contaminantes con la 
ejecución tanto de proyectos de generación, como proyecto de 
infraestructura en subestaciones. 
 A pesar de todas las condiciones críticas encontradas, esta generación del 




departamentos a través del STN cuando haya déficit de energía, sea por 
condiciones climáticas o de otra índole. 
 Los cambios en la regulación están presentando a los productores de 
energía en Colombia nuevos retos y oportunidades. En una economía 
competitiva, impulsado por los mercados es más importante que nunca 
reducir los costos de generación de energía a través de PCHS y otras 
alternativas de generación y obtener una búsqueda de soluciones que 
proporcionen un rápido retorno de la inversión sin sacrificar la confiabilidad 
y la flexibilidad a largo plazo. 
 La normatividad y la planeación del sistema eléctrico debe reconocer que 
existe demanda participativa, que no se espera que solamente el sistema 
pueda satisfacer requerimientos energéticos, sino que pueda aportar 
excedentes de energía y ayude a dar confiabilidad al servicio de energía 
del país. 
 La red eléctrica de distribución de hoy está transformándose en la red 
eléctrica inteligente del mañana. La red futura será cada vez más compleja 
y dinámica, en la medida que los ORs trabajan para cumplir con las 
normas y mejorar la confiabilidad, eficiencia y capacidad de la red 
eléctrica. 
 Este trabajo muestra la necesidad de hacer un análisis en todos los ORs  
donde se tenga en cuenta toda la generación propuesta, con el fin de estar 
preparados para los cambios y modificaciones que se deban realizar en la 
infraestructura, optimizando inversiones y sinergias en la ejecución. Todo 
esto impide que surjan emergencias como las que se pueden dar por un 
fenómeno del niño, brindando respaldo de energía a todo el país y 
evitando problemas ambientales , sociales y regulatorios que son las 
razones más fuertes de atraso de ejecución de un proyecto. 
 Se presentan resultados de los análisis de flujos de carga del sistema 




determinando las problemáticas y necesidades asociadas a la capacidad 
de infraestructura. 
 Se diagnostica cada zona de acuerdo a las características y 
comportamientos técnicos asociados a todas las conexiones  
6.3. Trabajos Futuros 
Los trabajos futuros relacionados con este proyecto de profundización se pueden 
dividir en cinco frentes principales.  
1. Inclusión de los aspectos sociales y ambientales asociados a los proyectos 
de generación y los activos de uso a repotenciar, realizando un análisis de 
detallado de las necesidades ambientales como zonas de riesgo, 
servidumbres, zonas de conservación, impacto de fauna y flora y todo lo 
relacionado con las cuencas de los rios que se impactan en los 
alrededores de cada proyecto y diagnostico social que impacten como son 
desplazamiento de población, asentamiento étnico, orden público, entes 
gubernamentales etc. 
2. Este trabajo es el camino para realizar un análisis y diagnóstico de 
generación como son las PCHs y auto generadores en nivel 1 y 2, con el 
fin de determinar las necesidades en el sistema en temas de 
infraestructura, además de observar los comportamientos técnicos y 
operativos que ayuden a la planeación a prepararse en un horizonte de 
lago plazo . 
3. Un aspecto técnico complejo y muy importante para los sistemas de 
distribución es el estudio de la potencia reactiva con la inyección de 
generación, lo cual es una condición técnica que lleva a sus límites los 
equipos asociados a la infraestructura. 
4. Con el fin de aplicar el modelamiento de unidades de generación en el 




paso de la creación de plantas de generación con sus características y 
parámetros asociados. 
5. Para complementar este trabajo es importante estudiar el comportamiento 
de estabilidad tanto dinámica como transitoria con la inclusión de toda esta 
generación, con el fin de observar cómo reacciona el sistema ante las 
diferentes fallas que se puedan presentar en cada zona. 
6. Para todos estos proyectos que traen cambios drásticos al sistema es vital 
una evaluación de todos los riesgos técnicos, ambientales, sociales, de 
imagen y financieros asociados a los proyectos. 
7. Es importante construir una evaluación financiera donde se tenga en 
cuenta tanto el capex que asocia (costos ambientales, sociales, 
administrativos, de equipos, civiles, prediales, pólizas, normativos etc), 
además del opex que asocia costos (adicionales al mantenimiento de los 
proyectos), esto con el fin de observar la viabilidad financiera mediante el 
beneficio/costo de cada uno de ellos. 
8. En la Figura 22 se presenta una ruta de los aspectos más relevantes para 
planear a corto, mediano y largo plazo, que utiliza el OR para los proyectos 
de conexión de generación, con relación a los análisis que se deben 
desarrollar para cada una de las etapas de obtención de resultados y su 




y regulatorios. Esto servirá como ruta y poder tener un panorama, con el 
fin de dar más alcance a este trabajo. 
 
Fuente: Elaboración propia 
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ANEXO A. NOMENCLATURA DE LOS EQUIPOS DEL SISTEMA 
En el modelo en digsilent, los equipos se encuentran marcados con un código 
para su identificación; a continuación, se presenta la codificación más relevante 
que se debe tener en cuenta en este trabajo, lo cual facilitará la comprensión del 
mismo al momento de presentar los resultados. (CHEC, 2015)   
Subestaciones 
El código de las subestaciones se forma uniendo el código de la empresa 
propietaria, el código de nivel de tensión y número de secuencia el cual se 
encuentra, así como se muestra en la figura 23  
 
Fuente: Manuela de codificación operativa CHEC, 2015 
figura 23 código de subestaciones 




Tabla 64 Códigos de subestaciones 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
Tabla 65 Niveles de tensión 
 
Fuente: Manual de codificación operativa CHEC, 2015 
Líneas 
El código de las líneas se forma uniendo el código de la empresa propietaria, el 
código de nivel de tensión y número de secuencia el cual se encuentra el circuito 
o línea, así como se encuentra en la figura  24 
Codigo Nombre Codigo Nombre
AGU AGUADAS MAN MANIZALES
AMA ANSERMA MAR MARSELLA
AMR ALTAMAR MAZ MANZANARES
ARM ARMENIA MGT MARGARITA
AZA ALTASUIZA MLA MARQUETALIA
AZU ARANZAZU MNA MANUELA
BEL BELALCAZAR MTO MARMATO
BEO BELLO HORIZONTE MTT MISTRATO
BOA BALBOA NRA NEIRA
BOL BOLIVIA NSA NORCASIA
BQE BOSQUES DE LA ACUARELA PARA PACORA
BUM BELEN DE UMBRIA PRO PUEBLO RICO
CAM CAMPESTRE PSO PERALONSO
CHA CHINCHINA PSV PENSILVANIA
CHI CHIPRE QHI QUINCHIA
COL COLE RIO RIOSUCIO
DDO DORADO ROS ROSA
DON DORADA NORTE RSA RISARALDA
DOR DORADA SCE SANTA CECILIA
ELA EL LLANO SCH SAN ANTONIO DEL CHAMI
ENE ENEA SIO SANTUARIO
ESM ESMERALDA SLM SALAMINA
FEL FELISA SNA SAMANA
FIL FILADELFIA SUP SUPIA
FLR FLORENCIA VBO VITERBO
GRO GUARATO VCT VICTORIA
GTO GUARINOCTO VIR VIRGINIA
HER HERMOSA VMA VILLAMARIA
INS INSULA REG REGIVIT






Fuente: Manual de codificación operativa CHEC, 2015 
figura 24 código de líneas 
Barraje 
El código de las barras se forma uniendo el código de la empresa propietaria, el 
código de nivel de tensión y número de secuencia el cual se encuentra la barra, 
así como se encuentra en la figura 25 
 
Fuente: Manual de codificación operativa CHEC, 2015 










ANEXO B. DEMANDA POR SUBESTACION AÑO 2017 Y 2022 
 
En este anexo se mostraran los valores potencia activa y reactiva  para un 
escenario de demanda máximo y mínimo , para los años 2017 y 2022: 
Zona norte 
     Tabla 66 Demanda zona norte año 2017               Tabla 67 Demanda zona norte año 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
  Zona suroccidente 
Tabla 68 Dem. zona suroccidente año 2017       Tabla 69 Dem. cargas especiales año 2017 
    
Fuente: Elaboración propia 
Tabla 70 Dem. zona suroccidente año 2022       Tabla 71 Dem. cargas especiales año 2022 
   
  
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AGU23 2,359 0,457 1,297 0,252
SLM23 1,511 0,293 0,831 0,161
AZU23 1,228 0,238 0,675 0,131
FIL23 1,062 0,206 0,584 0,113
PR123 1,365 0,265 0,751 0,146
LMC23 0,760 0,147 0,418 0,081
COL23 0,380 0,074 0,209 0,041
CARGA Demanda Maxima Demanda Minima
Año 2017 zona  norte
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AGU23 2,789 0,541 1,534 0,297
SLM23 1,786 0,346 0,983 0,190
AZU23 1,452 0,282 0,799 0,155
FIL23 1,256 0,244 0,691 0,134
PR123 1,614 0,313 0,887 0,172
LMC23 0,899 0,174 0,494 0,096
COL23 0,449 0,087 0,247 0,048
Año 2022 zona  norte
Demanda Maxima Demanda MinimaCARGA
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
VIR23 3,918 0,760 2,155 0,418
VBO23 2,768 0,537 1,523 0,295
BOA23 2,164 0,420 1,190 0,231
SIO23 2,096 0,406 1,153 0,223
BEL23 1,228 0,238 0,675 0,131
PRO23 0,868 0,168 0,477 0,093
SCE23 0,400 0,077 0,220 0,043
GRO23 0,068 0,013 0,038 0,007
CARGA
Año 2017 zona  suroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
VIRG30 1,170 0,227 0,643 0,125
CARGA VBO 4,562 0,884 2,509 0,486
CARGA
Año 2017 Cargas especiales zona  suroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
VIR23 4,633 0,898 2,548 0,494
VBO23 3,273 0,635 1,800 0,349
BOA23 2,559 0,496 1,407 0,273
SIO23 2,478 0,480 1,363 0,264
BEL23 1,452 0,282 0,799 0,155
PRO23 1,026 0,199 0,564 0,109
SCE23 0,473 0,092 0,260 0,050
GRO23 0,081 0,016 0,044 0,009
CARGA
Año 2022 zona  suroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
VIRG30 1,170 0,227 0,643 0,125
CARGA VBO 5,394 1,046 2,967 0,575
CARGA
Año 2022 Cargas especiales zona  suroccidente





Tabla 72 Dem. zona noroccidente año 2017         Tabla 73 Dem. cargas especiales año 2017 
   
Fuente: Elaboración propia 
Tabla 74 Dem.zona norte año 2022                  Tabla 75 Dem. cargas especiales año 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
Zona oriente 
    Tabla 76 Dem. zona oriente año 2017                       Tabla 77 Dem. cargas especiales año 2017 
 
Fuente: Elaboración propia 
 
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AMA23 4,162 0,807 2,289 0,444
RIO23 4,416 0,856 2,429 0,471
SUP23 3,490 0,677 1,919 0,372
DDO23 3,519 0,682 1,935 0,375
BUM23 2,710 0,525 1,490 0,289
QUI23 2,495 0,484 1,372 0,266
MGT23 1,842 0,357 1,013 0,196
RSA23 0,965 0,187 0,531 0,103
MTT23 1,040 0,202 0,572 0,111
FEL23 0,361 0,070 0,198 0,038
SCH23 0,244 0,047 0,134 0,026
CARGA
Año 2017 Cargas zona  noroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
MINEROS 2,505 0,486 1,378 0,267
CARGA
Año 2017 Cargas especiales zona noroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AMA23 4,921 0,954 2,707 0,525
RIO23 5,221 1,012 2,872 0,557
SUP23 4,126 0,800 2,269 0,440
DDO23 4,161 0,807 2,288 0,444
BUM23 3,204 0,621 1,762 0,342
QUI23 2,950 0,572 1,623 0,315
MGT23 2,178 0,422 1,198 0,232
RSA23 1,141 0,221 0,628 0,122
MTT23 1,230 0,238 0,676 0,131
FEL23 0,426 0,083 0,235 0,045
SCH23 0,288 0,056 0,158 0,031
CARGA
Año 2022 Cargas zona  noroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
MINEROS 2,505 0,486 1,378 0,267
CARGA
Año 2022 Cargas especiales zona noroccidente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
DOR23 10,790 2,092 5,935 1,151
DON23 2,671 0,518 1,469 0,285
MAZ23 1,813 0,351 0,997 0,193
MLA23 1,228 0,238 0,675 0,131
NSA23 0,848 0,164 0,466 0,090
VCT23 0,945 0,183 0,520 0,101
MEL23 0,687 0,133 0,378 0,073
BOL23 1,560 0,302 0,858 0,166
PSV23 1,082 0,210 0,595 0,115
SNA23 1,296 0,251 0,713 0,138
GTO23 0,517 0,100 0,284 0,055
FLR23 0,448 0,087 0,247 0,048
ELA23 0,068 0,013 0,038 0,007
BEO23 0,107 0,021 0,059 0,011
CARGA
Año 2017 Cargas  zona oriente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
PSA30 8,870 1,720 4,879 0,946
GUADERO 2,719 0,527 1,496 0,290
CARGA
Año 2017 Cargas especiales zona oriente




         Tabla 78 Dem. zona oriente año 2022                    Tabla 79 Dem. cargas especiales año 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
Cargas especiales en fronteras con otros OR 
    Tabla 80 Dem.  fronteras año 2017                    Tabla 81 Demanda fronteras año 2022 
 










P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
DOR23 12,758 2,474 7,017 1,360
DON23 3,158 0,612 1,737 0,337
MAZ23 2,144 0,416 1,179 0,229
MLA23 1,452 0,282 0,799 0,155
NSA23 1,003 0,194 0,551 0,107
VCT23 1,118 0,217 0,615 0,119
MEL23 0,813 0,158 0,447 0,087
BOL23 1,844 0,358 1,014 0,197
PSV23 1,279 0,248 0,704 0,136
SNA23 1,533 0,297 0,843 0,163
GTO23 0,611 0,118 0,336 0,065
FLR23 0,530 0,103 0,292 0,057
ELA23 0,081 0,016 0,044 0,009
BEO23 0,127 0,025 0,070 0,014
CARGA
Año 2022 Cargas  zona oriente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
PSA30 8,870 1,720 4,879 0,946
GUADERO 2,719 0,527 1,496 0,290
CARGA
Año 2022 Cargas especiales zona oriente
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
CUBA___1 48,363 9,376 26,600 5,157
ARMENIA1 52,661 10,210 28,963 5,615
REGIVIT1 30,341 5,882 16,688 3,235
PAVAS__1 8,556 1,659 4,706 0,912
PAPELES1 0,737 0,143 0,405 0,079
CARGA
Año 2017 Cargas especiales fronteras 
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
CUBA___1 57,184 11,087 31,451 6,098
ARMENIA1 62,266 12,072 34,246 6,640
REGIVIT1 35,875 6,955 19,731 3,825
PAVAS__1 10,116 1,961 5,564 1,079
PAPELES1 0,871 0,169 0,479 0,093
CARGA
Año 2022 Cargas especiales fronteras 





Tabla 82 Dem. zona centro año 2017            Tabla 83 Dem. cargas especiales año 2017 
  
Fuente: Elaboración propia 
 
  Tabla 84 Dem. zona centro año 2022                Tabla 85 Dem. cargas especiales año 2022 
   
Fuente: Elaboración propia 
 
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AZA23 14,943 2,897 8,218 1,593
MTO23 13,646 2,646 7,505 1,455
PSO23 12,057 2,338 6,632 1,286
CHA23 7,749 1,502 4,262 0,826
CHI23 2,495 0,484 1,372 0,266
ENE_23 5,069 0,983 2,788 0,540
MAN23 3,645 0,707 2,005 0,389
VMA23 3,421 0,663 1,882 0,365
AMR23 2,388 0,463 1,313 0,255
NRA23 1,852 0,359 1,019 0,197
INS23 1,550 0,300 0,852 0,165
IRR23 1,160 0,225 0,638 0,124
MNA23 0,507 0,098 0,279 0,054
AZA30 13,471 2,612 7,409 1,436
IRR30 0,223 0,043 0,123 0,024
ALE30 3,012 0,584 1,657 0,321
CHI30 1,365 0,265 0,751 0,146
ENEA30 10,225 1,982 5,624 1,090
MNA30 0,538 0,104 0,296 0,057
MTO30 0,127 0,025 0,070 0,014
CARGA
Año 2017 Cargas  zona centro
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
ACASA 32,517 9,000 17,884 4,950
DLIO 8,948 3,000 4,921 1,650
ALMACAFE 1,813 0,351 0,997 0,193
CARGA
Año 2017 Cargas especiales zona centro
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
AZA23 17,668 3,425 9,718 1,884
MTO23 16,135 3,128 8,874 1,721
PSO23 14,257 2,764 7,841 1,520
CHA23 9,163 1,776 5,039 0,977
CHI23 2,950 0,572 1,623 0,315
ENE_23 5,993 1,162 3,296 0,639
MAN23 4,310 0,836 2,371 0,460
VMA23 4,045 0,784 2,225 0,431
AMR23 2,824 0,547 1,553 0,301
NRA23 2,190 0,425 1,204 0,234
INS23 1,833 0,355 1,008 0,195
IRR23 1,372 0,266 0,754 0,146
MNA23 0,599 0,116 0,330 0,064
AZA30 15,928 3,088 8,760 1,698
IRR30 0,263 0,051 0,145 0,028
ALE30 3,561 0,690 1,959 0,380
CHI30 1,614 0,313 0,887 0,172
ENEA30 12,090 2,344 6,649 1,289
MNA30 0,636 0,123 0,350 0,068
MTO30 0,127 0,025 0,070 0,014
CARGA
Año 2022 Cargas  zona centro
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
ACASA 32,517 9,000 17,884 4,950
DLIO 8,948 3,000 4,921 1,650
ALMACAFE 2,144 0,416 1,179 0,229
CARGA
Año 2022 Cargas especiales zona centro





             Tabla 86 Dem. zona sur año 2017                    Tabla 87 Dem. zona sur año 2022 
   











P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
ROS23 17,438 3,381 9,591 1,859
HER23 8,295 1,608 4,562 0,885
CAM23 6,287 1,219 3,458 0,670
MAR_23 1,823 0,353 1,003 0,194
BQE_23 2,583 0,501 1,421 0,275
VEN30 22,857 4,431 12,571 2,437
CEN30 12,268 2,379 6,748 1,308
CART_PAPEL 2,400 0,465 1,320 0,256
ANDI 7,865 1,525 4,326 0,839
ROS_30 2,628 0,509 1,445 0,280
ROSA_COM 0,880 0,171 0,484 0,094
HER30 0,457 0,089 0,251 0,049
CARGA
Año 2017 Cargas  zona sur
Demanda Maxima Demanda Minima
P(MW) Q(Qvar) P(MW) Q(Qvar)
ROS23 20,619 3,997 11,340 2,199
HER23 9,808 1,902 5,394 1,046
CAM23 7,434 1,441 4,089 0,793
MAR_23 2,155 0,418 1,185 0,230
BQE_23 3,054 0,592 1,680 0,326
VEN30 27,026 5,240 14,864 2,882
CEN30 14,506 2,812 7,978 1,547
CART_PAPEL 2,400 0,465 1,320 0,256
ANDI 9,300 1,803 5,115 0,992
ROS_30 3,107 0,602 1,709 0,331
ROSA_COM 0,880 0,171 0,484 0,094
HER30 0,416 0,081 0,229 0,044
CARGA
Año 2022 Cargas  zona sur




ANEXO C. CREACION DE PROYECTOS DE GENERACION EN EL 
MODELO DIGSILENT 
Como crear un proyecto de generación nuevo (Variaciones) 
Las variaciones permiten crear modificaciones temporales sobre la base de datos 
que se encuentre activa, de esta forma se define un tiempo de inicio y diferentes 
escenarios de expansión si es del caso, para ser un poco más claros las 
variaciones agregan, eliminan o modifican parámetros en la base de datos que 
podrán ser operativamente utilizados siempre que esta se encuentre activa. 
Todo esto es permitido mediante las grabaciones en el escenario de expansión, 
sin embargo, es importante aclarar que la creación de la variación deberá ser 
como todos los cambios en la base de datos para el set study time. 
Para crear una variación se debe ubicar en el panel izquierdo en la pestaña 
Network Variations, seleccionar la carpeta donde se quiere crear y 
posteriormente sobre esa ubicación hacer clic derecho, seguidamente New y 
finalmente Variation, en el cuadro de dialogo se puede definir únicamente el 
nombre de la variación, ya que en el Expansion Stage es donde se podrá 




Fuente: Software Digsilent Power Factory 





Después de crear la variación es necesario hacer clic derecho sobre la misma, ir 
al ítem New y finalmente Expansion Stage, donde se definirá el nombre de la 
expansión creada y la fecha de activación. 
 
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 
figura 27 Cuadro de dialogo creación de un escenario de expansión 
 
Creada la variación y el escenario de expansión, recordando que estamos en la 
fecha definida del set study time, se deberá activar la variación y posteriormente 
de la activación se debe dar clic derecho sobre el Expansion Stage en la opción 
Set ‘Recording’ Expansion Stage, con lo cual se preguntará si se quiere ir a la 
fecha seleccionada como fecha de activación y deberá darse aceptar para 
comenzar la grabación de las modificaciones que correspondan al objeto de la 
variación.  
Como nota importante, es necesario que por cada año donde se quiera hacer 
una modificación en la variación se deberá crear un nuevo Expansion Stage con 
la fecha que se requiera y no viajar en el Set Study Time sobre un único 
Expansion Stage ya que DIgSILENT tomará en un año diferente otra variación 




Por último, cuando se termine de modificar elementos sobre la variación se 
deberá desactivar y volver al año base, cuando se encuentre allí, se podrá activar 
nuevamente la variación y cuando se proceda a un año diferente esta ya no se 
encontrará en este modo, sin embargo, por recomendación no se deben realizar 
cambios en un año diferente. 
Integrar cambios de una variación al caso base  
Es claro que de acuerdo al estado de una variación ya sea por planeamiento o 
por ejecución de la misma, se hace necesario incluir los cambios realizados en 
alguna de ellas o en diversas si es del caso, con el fin de unificarlos al modelo 
base, para ello se deberá proceder de la siguiente manera. 
Se sitúa en el caso de estudio, haciendo clic derecho en la opción "consolidate 
network variation". De esa manera los cambios registrados en las variaciones 
activas serán guardados en el caso base (o red base). Deberá tenerse en cuenta 
que se "consolidarán" todas las variaciones activas en ese momento. Si lo que 
desea es "consolidar" los cambios de una variación concreta, entonces se deberá 
dejar únicamente esa variación activa. 
Como última nota, es necesario situarse en una fecha igual o posterior a la fecha 
de activación de la variación más lejana que se quiera consolidar y todas las que 
se encuentren de allí hacia atrás en el tiempo serán consolidadas, si no se quiere 
alguna de ellas deberá ser desactivada como se mencionó anteriormente, ya que 
sobre el Set Study Time predefinido, la opción no se encontrará disponible. Al 
hacer clic sobre la opción "consolidate network variation" automáticamente se 
abrirá un cuadro de dialogo con las variaciones activas que se tendrán en cuenta 
para consolidar, con lo cual se recomienda corroborar que no quede ninguna por 




Como sintonizar los proyectos de generación en el modelo 
En el Digsilent las plantas de generación se representan a través de máquinas 
síncronas, las cuales son reversibles, es decir, pueden funcionar como generador 
o motor según el caso; estas máquinas síncronas convierten la energía mecánica 
en energía eléctrica. 
Para tener un contexto más claro acerca del modelamiento de plantas de 
generación, se toma como referencia la unidad 1 de la planta de generación de 
San Francisco, mostrando los datos necesarios para representar dicha planta en 
Digsilent, ver la ubicación de la planta en el modelo en la figura 28. 
 
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 





                                                           
Fuente: Elaboración propia 
figura 29. Representación esquemática de la planta de generación San Francisco en el Digsilent 
Para configurar el generador, es necesario situarse sobre él y dar doble clic, 
inmediatamente se abre el cuadro de dialogo de edición del generador que se 
muestra en la figura 30 en el cual se define: nombre, tipo, número de generadores 
en paralelo, definir si es generador o motor y especificar el modelo de la planta si 
se tiene.  
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 
figura 30 Cuadro de dialogo de edición del generador 




Tipo de Generador, Datos Básicos 
Luego se configura el tipo de generador y se ingresan los parámetros de 
capacidad nominal en MVA, tensión nominal, factor de potencia y el grupo de 
conexión como se presenta en la figura 31. Estos valores se encuentran 
registrados en las placas de cada máquina síncrona. 
 
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 
figura 31 Cuadro de dialogo de tipo de generador, Datos Básicos 
Datos de flujo de carga del generador 
En la pestaña Load Flow (flujo de carga), se definen las reactancias sincrónicas 
en eje directo (xd) y en eje cuadratura (xq), la capacidad en p.u. de la potencia 
reactiva y las impedancias en secuencia cero y secuencia negativa como se 






Fuente: Software Digsilent Power Factory 
figura 32 Cuadro de dialogo del tipo de generador, pestaña Load Flow 
Luego de tener creado y haber seleccionado el tipo de generador, se selecciona 
la pestaña flujo de carga del elemento y se escoge el tipo de despacho de la 
maquina (SL, PV o PQ); también está la opción de definir el tipo de control local 
de la máquina como se muestra en la figura 33. 
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 




Posteriormente se elige la pestaña Operation Limits, como se muestra en la 
figura 34, para definir la curva de capabilidad de la máquina y especificar los 
límites de generación de potencia activa y reactiva. 
 
Fuente: Software Digsilent Power Factory 





















figura 36 Caso base 2017 zona Centro 
 





figura 38 Caso base 2017 zona Noroccidente 
 





figura 40 Caso base 2017 zona Oriente 
 













figura 43 Caso base 2017 zona Centro 
 





figura 45 Caso base 2017 zona Noroccidente 
 





figura 47 Caso base 2017 zona Oriente 
 













figura 50 Caso con proyectos 2022 zona Centro 
 





figura 52 Caso con proyectos 2022 zona Noroccidente 
 





figura 54 Caso con proyectos 2022 zona Oriente 
 













figura 57 Caso con proyectos 2022 zona Centro 
 





figura 59 Caso con proyectos 2022 zona Noroccidente 
 





figura 61 Caso con proyectos 2022 zona Oriente 
 













figura 64 Caso con proyectos n-1 2022 zona Oriente 
 
















ANEXO I. CASO N-1 2022 - DEMANDA MINIMA - GENERACIÓN MÁXIMA 
 
 





figura 68 Caso con proyectos n-1 2022 zona Oriente 
 





figura 70 Caso con proyectos n-1 2022 zona Oriente 
 
